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„Wir wollen, dass der Strom der Zukunft sicher sein soll, zugleich verlässlich 
und natürlich wirtschaftlich. Für diesen Strom der Zukunft brauchen wir eine 
neue Architektur unseres Energiewesens“ (Merkel 2011b)1. 
Die Notwendigkeit eines zukunftsfähigen Strommarktdesigns wird heute mehr denn je 
kontrovers diskutiert. Das politische und gesellschaftliche Bewusstsein für die Relevanz 
dieser Thematik spricht zweifelsohne für den außerordentlichen Stellenwert der Elektrizi-
tätswirtschaft in einem Land wie Deutschland. Keine andere Branche aus dem Energiesek-
tor hat eine vergleichbar hohe Bedeutung für die gesamte Marktwirtschaft. Diese Wert-
schätzung fußt im Wesentlichen auf zwei Aufgaben moderner Stromversorgungssysteme: 
Die Nutzung elektrischer Energie ist einerseits unentbehrlicher Motor unseres täglichen 
Lebens und andererseits Ausgangsbasis für jegliche marktwirtschaftliche Aktivität. Diese 
Unverzichtbarkeit von Elektrizität ist nicht zuletzt Ursache für den dauerhaften Wandel der 
deutschen Strommärkte. Zugleich muss das Elektrizitätssystem hohe Anforderungen hin-
sichtlich der Aspekte Verlässlichkeit, Wirtschaftlichkeit und Nachhaltigkeit erfüllen. In 
diesem Zusammenhang stellen erneuerbare Energien als „Strom der Zukunft“ (Merkel 
2011b) eine zentrale Möglichkeit dar, die bevorstehende Versorgungslücke infolge be-
grenzter Reserven
2
 konventioneller fossiler Brennstoffe decken zu können. 
1.1 Entwicklung der deutschen Elektrizitätsversorgung 
Die Elektrizitätswirtschaft wurde in den letzten Jahrzehnten vielen weitreichenden Verän-
derungen unterzogen. Grenzüberschreitender Stromhandel, Kohlenstoffdioxid-freie (CO2-
freie) Stromerzeugung sowie dezentrale Einspeisung erneuerbarer Energien stellen dabei 
nur einige der ehemaligen Zukunftskonzepte dar, welche bereits heute technisch realisiert 
werden. Die aktuelle Entwicklung der deutschen Stromversorgung wird in erster Linie von 
der weltweit endlichen Verfügbarkeit fossiler Energieträger sowie von inhärenten Um-
weltbelastungen durch die Nutzung konventioneller Kraftwerkstechnologien angetrieben. 
                                                 
 
1
  Bundeskanzlerin Angela Merkel sprach am 30. Mai 2011 im Rahmen einer Pressekonferenz zum Ener-
giekonzept der Bundesregierung über die Zukunft der deutschen Stromversorgung. 
2
  Die weltweite statische Reichweite der Energiereserven von Erdgas beträgt etwa noch 63 Jahre, diejenige 




Einen wichtigen Meilenstein der jüngeren Vergangenheit stellte die Neuregelung des deut-
schen Energiewirtschaftsgesetzes (EnWG) im Jahr 1998 dar. Im Rahmen der darin be-
schlossenen Liberalisierung der deutschen Strommärkte wurde das natürliche Monopol der 
Stromversorgung durch Entflechtung von Erzeugung, Transport und Vertrieb aufgelöst. 
Außerdem sollte die Öffnung bzw. der diskriminierungsfreie Zugang zu den Stromnetzen 
mehr Wettbewerb in der Elektrizitätswirtschaft ermöglichen. Zusätzlich führten eine Viel-
zahl an Maßnahmen des Umwelt- und Klimaschutzes immer wieder zu neuen Rahmenbe-
dingungen, an denen sich die deutschen Strommärkte orientieren mussten. Insbesondere 
der europäische CO2-Emissionsrechtehandel und das deutsche Gesetz für den Vorrang Er-
neuerbarer Energien – das Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) – zählen zu den bedeu-
tendsten, politisch motivierten Förder- und Lenkungsinstrumenten auf diesem Gebiet. 
Um eine Verringerung der Treibhausgasemissionen in Europa zu erreichen, setzt die Euro-
päische Union (EU) in ihrer Klimapolitik vor allem auf die Förderung regenerativer Kraft-
werkstechnologien. Entsprechende Richtlinien zum Ausbau erneuerbarer Energien wurden 
im Rahmen des Klimapaketes der EU-Kommission im Dezember 2008 verabschiedet. Bis 
zum Jahr 2020 sollen demzufolge 20 Prozent des EU-weiten Energieverbrauchs durch er-
neuerbare Erzeugungsanlagen gedeckt werden können (vgl. Europäisches Parlament 2008). 
Die Rahmenbedingungen für eine nationale Umsetzung der EU-Richtlinien wurden in ei-
ner vom Bundesministerium für Umwelt, Naturschutz und Reaktorsicherheit (BMU) in 
Auftrag gegebenen Studie – der sogenannten Leitstudie – zuletzt im März 2012 vorgestellt 
(vgl. DLR et al. 2012). Demnach wird ein Zubau erneuerbarer Erzeugungstechnologien in 
Deutschland zukünftig vor allem auf der Basis fluktuierender Windenergie- und Photovol-
taikanlagen erfolgen. Darüber hinaus ist der Anteil regenerativer Stromerzeugung am deut-
schen Bruttostromverbrauch gemäß § 1 Absatz 2 EEG gesetzlich verankert und soll bis 
zum Jahr 2050 auf mindestens 80 Prozent ansteigen (vgl. BMJ 2011, 4 f.). 
Ferner beschloss die deutsche Politik mit der Novellierung des Atomgesetzes im August 
2011 die Abschaltung aller deutschen Kernkraftwerke bis zum Jahr 2022. Die Nuklearka-
tastrophe von Fukushima, bei der im März 2011 große Mengen an radioaktivem Material 
freigesetzt wurden, und die daraufhin anwachsende Sorge um die Sicherheit der deutschen 
Kernkraftwerke bildeten letztlich den Anstoß für die Aufhebung der Laufzeitverlängerung 
und den Ausstieg Deutschlands aus der Nutzung der Kernenergie (vgl. Merkel 2011a). 
Der politisch beschlossene Ausstieg aus der Kernenergieerzeugung sowie der angestrebte 




veränderte Tatsachen. Ein derartiger Wandel der Kraftwerksparkstruktur führt grundsätz-
lich zu weitreichenden Auswirkungen für die Strommärkte. So bilden neben konjunkturel-
len Einflüssen vor allem politische Entscheidungen über Zubau bzw. Stilllegung von Ka-
pazitäten wichtige langfristige Einflussfaktoren für das vorherrschende Marktpreisniveau. 
Insbesondere die aktuellen Marktstrukturen müssen daher auf ihre künftige Funktionsfä-
higkeit überprüft werden. „In einem umfassenden Forschungsprojekt sollen deshalb alle 
relevanten Fragen untersucht und Vorschläge für ein zukunftsfähiges Marktdesign entwi-
ckelt werden“ (BMWi 2010, 21). Diese Forderung aus dem Energiekonzept der Bundesre-
gierung verdeutlicht das Ausmaß des bevorstehenden Umbruchs der deutschen Strom-
märkte infolge einer Marktintegration hoher Anteile fluktuierender erneuerbarer Energien. 
1.2 Motivation und Zielsetzung der Arbeit 
Die Gewährleistung des energiepolitischen Zieldreiecks aus Versorgungssicherheit, Wirt-
schaftlichkeit und Umweltverträglichkeit bedarf vor allem im Hinblick auf den angestreb-
ten Ausbau intermittierender Erzeugungstechnologien und den einhergehenden Wandel der 
deutschen Kraftwerksparkstruktur einer umfassenden Überprüfung. Aufgrund der Nicht-
Substituierbarkeit von Elektrizität genießt insbesondere der Aspekt einer verlässlichen 
Stromversorgung hierbei eine hohe Priorität. In diesem Zusammenhang sind bei einem 
steigenden Anteil regenerativ erzeugter Energie zukünftig neben einer geeigneten Netzin-
frastruktur in erster Linie Investitionen in dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen notwen-
dig, um eine zuverlässige Elektrizitätsversorgung in Deutschland zu gewährleisten. 
Anreize zum Bau neuer Erzeugungsanlagen basieren in der Regel auf der Perspektive, eine 
Vollkostendeckung der Stromgestehung respektive eine Refinanzierung der Kraftwerksin-
vestition realisieren zu können. Unter der Annahme ausreichender Kapazitäten und einer 
preisunelastischen Nachfrage orientiert sich die Marktpreisbildung in einem Energy-Only-
Markt
3
 hierzu an den kurzfristigen Grenzkosten der Stromerzeugung (vgl. Stoft 2002, 222). 
Im derzeitigen deutschen Marktdesign führen jedoch vor allem konventionelle fossile 
Kraftwerkstechnologien durch signifikante variable Kostenanteile zu positiven Markt-
preisen elektrischer Energie am Großhandelsmarkt und infolgedessen zu hinreichenden 
Erlösmöglichkeiten für Stromanbieter (vgl. Winkler und Altmann 2012, 79). 
                                                 
 
3
  Stromanbieter werden in einem Energy-Only-Markt ausschließlich für die Lieferung von Strom sowie für 




Nach dem Referenzszenario des BMU steigen bis zum Jahr 2050 in erster Linie die relati-
ven Anteile der Wind- und Solarenergie an der regenerativ gewonnenen Endenergie stark 
an (vgl. Kapitel 3). Demzufolge wird der geplante Zubau erneuerbarer Erzeugungsleistun-
gen in Deutschland zukünftig maßgeblich durch dargebotsabhängige Technologien abge-
deckt werden. Die Kostenstrukturen fluktuierender Erzeugungsanlagen unterscheiden sich 
jedoch grundlegend von denjenigen regelbarer Kraftwerke. So führt beispielsweise die 
kostenfreie Verfügbarkeit von Windkraft und Sonnenstrahlung zu vernachlässigbaren vari-
ablen Kosten und insgesamt zu einer von fixen Anteilen geprägten Struktur der Geste-
hungskosten dargebotsabhängiger Energien. 
Ein steigender Anteil fluktuierender Energien führt angesichts einer inhärenten Verände-
rung der Kostenstruktur des Kraftwerksparks zu gravierenden Auswirkungen für die weite-
re Entwicklung der deutschen Strommärkte. Insbesondere der Preisbildungsmechanismus 
auf dem Spotmarkt der Strombörse steht vor dem Hintergrund einer hohen Volatilität und 
vernachlässigbarer kurzfristiger Grenzkosten intermittierender Energien vor neuen Rah-
menbedingungen. So bewirken hohe Anteile erneuerbarer Energien aufgrund des soge-
nannten Merit-Order-Effektes sinkende Marktpreise an der Strombörse (vgl. Kapitel 3.2.2). 
Die geförderte Finanzierung regenerativer Erzeugungstechnologien durch das EEG wird 
allerdings mit einem sinkenden Börsenpreis für Strom systematisch steigen und somit an 
politische Grenzen stoßen (vgl. Lebrich und Hauser 2012, 9). Aus diesem Grund stellt sich 
die Frage, ob dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen langfristig ausreichende Erlöse im 
wettbewerblichen Stromhandel erzielen können, um zukünftig eine für Investitionsanreize 
in neue Kraftwerke notwendige Vollkostendeckung der Stromgestehung zu gewährleisten. 
Nicht zuletzt das Energiekonzept der Bundesregierung macht auf die Problematik ausblei-
bender Investitionen in erneuerbare Erzeugungskapazitäten in einem Energy-Only-Markt 
aufmerksam. Demzufolge könnten die Strompreise im derzeitigen Marktdesign künftig 
möglicherweise nicht genügend Anreize zum Bau von Anlagen zur Leistungsabsicherung 
sowie für den Ausbau regenerativer Energien bereitstellen (vgl. BMWi 2010, 20 f.). Vor 
diesem Kontext untersucht die vorliegende Arbeit die zentrale Fragestellung, inwiefern 
Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke zukünftig in der Lage sind, ihre langfristigen 
Gestehungskosten am deutschen Großhandelsmarkt erwirtschaften zu können. Darauf auf-
bauend werden im Weiteren potenzielle Gestaltungsoptionen für eine wettbewerbliche 
Finanzierung fluktuierender Erzeugungstechnologien bei einem steigenden Anteil erneuer-




1.3 Vorgehen und Aufbau der Arbeit 
Um theoretisch mögliche Gestaltungsoptionen für ein zukünftiges Marktdesign hinsichtlich 
der Gewährleistung einer Vollkostendeckung dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen 
beurteilen zu können, bedarf es zunächst einer eingehenden Betrachtung der gegenwärti-
gen Marktgestaltung. Kapitel 2 beschreibt in diesem Zusammenhang wichtige, problemre-
levante Aspekte der deutschen Strommärkte vor dem Hintergrund einer zunehmenden Be-
deutung fluktuierender Energien. Auf dieser Basis werden dann in Kapitel 3 grundlegende 
Auswirkungen einer regenerativen Erzeugungsstruktur für das aktuelle Marktdesign mittels 
qualitativer Merkmale dargestellt. In einem ersten Arbeitsschritt wird hierbei untersucht, 
inwiefern sich die Strompreisbildung am Spotmarkt bei einem steigenden Anteil erneuer-
barer Energien entwickelt und welche Folgen dies im Hinblick auf eine Vollkostendeckung 
dargebotsabhängiger Stromgestehung hat. 
Darauf aufbauend werden in Kapitel 4 Kriterien erarbeitet anhand derer die Eignung eines 
Marktsystems bezüglich einer wettbewerblichen Finanzierung fluktuierender Erzeugungs-
technologien bewertet werden kann. Zentrale Untersuchungspunkte sind demnach eine 
langfristige Planungssicherheit, eine Vollkostendeckung, zeit- und ortsbezogene Investiti-
onsanreize, Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen sowie die Integrationstiefe und Kom-
plexität des Strommarktdesigns. 
Die qualitative Beurteilung potenzieller Gestaltungsoptionen für ein Marktdesign mithilfe 
der vorgestellten Bewertungskriterien in Kapitel 5 bildet den zweiten Arbeitsschritt der 
vorliegenden Arbeit. Die ausgewählten Ansätze basieren dabei zum Teil auf internationa-
len Erfahrungen und unterscheiden sich durch den zugrunde liegenden Veränderungsgrad 
des aktuellen Marktsystems, angefangen bei einer Anpassung über Erweiterungen bis hin 
zu einer Neugestaltung der Strommärkte. Auf der Basis einer Nutzwertanalyse können so 
verschiedene Instrumente und Mechanismen für ein zukünftiges deutsches Strommarktde-
sign bezüglich der Eignung, ausreichende Investitionsanreize in die fluktuierende erneuer-
bare Erzeugungsstruktur bereitzustellen, untersucht werden. 
Kapitel 6 fasst abschließend die wesentlichen Arbeitsergebnisse zusammen. In Zusam-
menhang mit der Thematik einer wettbewerblichen Finanzierung erneuerbarer Energien 
bietet die Untersuchung potenzieller Optionen für ein Marktdesign mit regenerativer Er-
zeugungsstruktur einen Ausblick auf die weitere Entwicklung der deutschen Strommärkte. 
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2 Aktuelle Ausgestaltung und Rahmenbedingungen 
der deutschen Strommärkte 
Der Grundsatz der Nachhaltigkeit gilt als Basis für die moderne Energiepolitik. Wirtschaft-
lichkeit, Versorgungssicherheit und Umweltverträglichkeit stellen dabei die wichtigsten 
untergeordneten Ziele dar. Im Rahmen dieses Zieldreiecks bewegt sich die Ausgestaltung 
der deutschen Strommärkte. So ist eine möglichst sichere, preisgünstige, effiziente, um-
weltverträgliche und zunehmend auf erneuerbaren Energien beruhende Versorgung der 
Allgemeinheit mit Elektrizität das in § 1 Absatz 1 EnWG verankerte Bestreben des Elekt-
rizitätssystems in Deutschland (vgl. BMJ 2012a, 7). 
Elektrische Energie ist das physische Gut, welches auf Strommärkten gehandelt wird. Des-
sen spezifische Eigenschaften unterscheiden sich von denen anderer volkswirtschaftlich 
relevanter Produkte in essentieller Weise durch das Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit 
von Elektrizität. Aus diesem Grund können die über Jahrzehnte bewährten Marktkonzepte 
anderer Primärenergieträger – wie Kohle, Öl oder Gas – nicht unverändert adaptiert wer-
den. So zeigt beispielsweise die aktuelle Diskussion über die Notwendigkeit eines Kapazi-
tätsmarktes zur Bereitstellung von Erzeugungsleistungen, dass die Entwicklung eines ge-
eigneten Marktdesigns auch heute noch nicht abgeschlossen ist (vgl. BMWi 2010, 21). 
Um in Kapitel 3 die Auswirkungen eines massiven Ausbaus erneuerbarer Energien be-
schreiben zu können, bedarf es vorweg einer Betrachtung des aktuellen Strommarktde-
signs. Aus diesem Grund stellt Kapitel 2.1 wesentliche Grundlagen moderner Elektrizitäts-
systeme vor. Anschließend werden in Kapitel 2.2 die derzeitigen Marktregeln der deut-
schen Strommärkte charakterisiert. Vor allem der Mechanismus zur Preisbildung auf dem 
Großhandelsmarkt für Strom bildet den Kern für die eingangs beschriebene Fragestellung, 
inwiefern fluktuierende erneuerbare Erzeugungsanlagen zukünftig ihre langfristigen Ge-
stehungskosten auf den Strommärkten decken können. Aufgrund der hohen Komplexität 
des Stromhandels beschränkt sich die vorliegende Betrachtung auf die für die Arbeit prob-
lemrelevanten Aspekte der Strommärkte. So kann beispielsweise die öffentlich vieldisku-
tierte Thematik eines Netzausbaus bei steigendem Anteil erneuerbarer Energien nicht be-
handelt werden. Für eine ausführliche Darstellung des aktuellen deutschen Strommarktde-
signs und eine detailliertere Betrachtung der einzelnen Handelskonzepte bietet u.a. das 
Werk von Borchert et al. (2006) einen umfassenden Überblick. 




Elektrische Energie kann aus physikalischen Gründen nicht innerhalb des Übertragungs-
netzes gespeichert oder gelagert werden. Eine längerfristige Stromspeicherung ist nur 
durch Umwandlung in eine andere Energieform möglich und bislang nur begrenzt in gro-
ßem Umfang wirtschaftlich realisierbar. So sind alle derzeit verfügbaren Speicherkonzepte 
neben Umwandlungsverlusten mit zum Teil noch sehr hohen Kosten verbunden. Bei-
spielsweise müssen selbst bei der kostengünstigsten Variante mittels Pumpspeichern bis zu 
12 Eurocent je abgegebener Kilowattstunde (kWh) verdient werden, um eine Vollkosten-
deckung zu erreichen (vgl. Pehnt und Höpfner 2009, 9). Um jederzeit eine ausgeglichene 
Bilanz des Übertragungsnetzes zu erreichen, wird daher versucht die Stromerzeugung ide-
alerweise mit einem verbrauchsbezogenen Lieferzeitpunkt abzustimmen. Dieses Zusam-
menspiel bedarf einer komplexen Harmonisierung durch das Marktdesign, um eine Dis-
krepanz zwischen bereitgestellter und nachgefragter Elektrizität zu verhindern. Insbeson-
dere die fluktuierende Einspeisung aus dargebotsabhängigen Erzeugungsanlagen stellt in 
diesem Zusammenhang eine große Herausforderung dar. Im Rahmen eines Handelsvertra-
ges wird die Erzeugung bzw. Abnahme elektrischer Energie stets durch eine definierte 
Leistung, einen definierten Zeitraum sowie einen definierten Punkt festgelegt (vgl. Ehlers 
2011, 5). Diese Produktdefinition wird dem Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit von 
Elektrizität gerecht und beschreibt gleichzeitig den Rahmen, innerhalb dessen sich die 
Ausgestaltung des Elektrizitätssystems bewegt. 
Das Grundgerüst der deutschen Strommärkte bildet die in Europa vorherrschende desinte-
grierte Marktstruktur mit ihrer inhärenten Trennung von Stromhandel und Netzbetrieb. 
Jedem Marktteilnehmer obliegt es selbst, für den notwendigen Ausgleich zwischen einge-
speisten und entnommenen Positionen innerhalb des Stromnetzes zu sorgen. So ist im Falle 
einer Vertragsbeziehung zwischen Endkunde und Energieversorgungsunternehmen (EVU) 
beispielsweise der Stromanbieter verpflichtet, entsprechende Leistungsentnahmen auszu-
gleichen. Maßnahmen zum Leistungsbilanzausgleich werden darüber hinaus bei jedem 
weiteren Transportvorgang innerhalb der Wertschöpfungskette notwendig. Diese besitzt 
grundlegende Ähnlichkeit mit denen anderer Energiemärkte und gliedert sich in die Berei-
che Erzeugung, Transport, Verteilung und Vertrieb. Die Wertschöpfungsstufen der Netz-
nutzung gelten dabei strukturell bedingt als natürliche Monopole und werden aus diesem 
Grund durch eine staatliche Regulierungsbehörde kontrolliert und mittels Übertragungs- 
und Verteilungsnetzentgelten gesteuert. Die Bereiche Erzeugung und Endkundenvertrieb 
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zeichnen sich hingegen durch einen freien Wettbewerb aus. So wird die Koordination zwi-
schen diesen Bereichen ebenso wie die Marktregeln für den Stromhandel durch das vor-
herrschende Marktdesign eines Landes definiert. 
Im Folgenden werden die Grundlagen des deutschen Elektrizitätssystems anhand der As-
pekte Erzeugung und Last vorgestellt. Im Hinblick auf die Problemstellung der vorliegen-
den Arbeit werden hierbei vor allem die Einflüsse erneuerbarer Energien auf die Erzeu-
gungsstruktur und das Lastprofil betrachtet. Zu erneuerbaren Erzeugungstechnologien zäh-
len gemeinhin diejenigen Kraftwerkstechnologien, welche auf einer Umwandlung regene-
rativer Primärenergiequellen in elektrischen Strom basieren. 
2.1.1 ERZEUGUNGSSTRUKTUR 
Die Kraftwerksparkstruktur eines Landes gilt als Basis für die Ausgestaltung des Strom-
marktdesigns und wird durch geographische und politische Rahmenbedingungen stark be-
einflusst. In Deutschland werden die Erzeugungstechnologien je nach Einsatz im entspre-
chenden Lastprofilbereich in Grundlast-, Mittellast- und Spitzenlastkraftwerke klassifiziert. 
Diese Einteilung beruht auf unterschiedlichen, marktrelevanten Merkmalen, wie variable 
und fixe Kostenstruktur, Betriebsflexibilität und Risiko (vgl. Ehlers 2011, 7). Während bei 
konventionellen Technologien mehrere Einflussgrößen wie Kraftwerksausfälle, Kostenri-
siken und weitere Unsicherheiten zu einem nicht vernachlässigbaren Risiko führen, haben 
erneuerbare Erzeugungsanlagen aufgrund der im EEG verankerten festen Einspeisevergü-
tung ein kalkulierbares Risiko. Allerdings besitzen fluktuierende erneuerbare Erzeugungs-
technologien einen erheblichen stochastischen Anteil, der sich aus der meteorologischen 
Abhängigkeit des Primärenergieangebotes ergibt (vgl. Nabe 2006, 24). 
Der variable Anteil der Gestehungskosten liegt bei wind-, wasser- und solarbetriebenen 
Stromerzeugungsanlagen in der Regel bei null Prozent. Insbesondere der Wegfall von 
Brennstoff- und Emissionskosten führt zu dieser von Fixkosten geprägten Kostenstruktur. 
So tragen die Kapitalkosten bei einer Onshore-Windkraftanlage mit rund 
4
/5 zu den Strom-
gestehungskosten bei, bei einem Gas-und-Dampf-Kombikraftwerk beträgt dieser Anteil 
dagegen lediglich rund 
1
/4 (vgl. Bode und Groscurth 2006, 3). Einen weiteren großen Un-
terschied gegenüber konventionellen Technologien bilden die deutlich kleineren Kraft-
werkseinheiten erneuerbarer Erzeugungsanlagen. Im Gegensatz zu Dampfkraftwerken mit 
installierten Leistungen von bis zu 500 Megawatt (MW) besitzen erneuerbare Kraftwerks-
technologien meist Erzeugungsleistungen von wenigen MW (vgl. Tabelle 1). Lediglich 
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Offshore-Windparks verfügen über Gesamtleistungen im Bereich von 100 MW. Darüber 
hinaus besitzen thermische Kraftwerke in der Regel Verfügbarkeiten von etwa 90 Prozent 
(vgl. Trieb 2010, 15). Dieser Betriebsbereich ermöglicht, dass die gesamte installierte Leis-
tung in das Stromnetz eingespeist werden kann. Im Unterschied hierzu bewegt sich der 
Anteil der gesicherten Leistung von Windenergieanlagen – gemessen an der jeweils instal-
lierten Leistung – im einstelligen Prozentbereich (vgl. Tabelle 1). In diesem Zusammen-
hang beschreibt der sogenannte Capacity Credit die Leistung, auf die im konventionellen 
Kraftwerkspark durch den dargebotsabhängigen Kapazitätszubau verzichtet werden kann, 
ohne eine Reduktion der Versorgungssicherheit hinnehmen zu müssen (vgl. dena 2005, 
238). Photovoltaikanlagen haben vor allem aufgrund der Nichtverfügbarkeit von Sonnen-
licht in den Nachstunden einen Capacity Credit von etwa null Prozent (vgl. Tabelle 1). 
Tabelle 1 Charakteristische Eigenschaften relevanter Kraftwerkstechnologien 
Kraftwerkstechnologie Kraftwerkseinheit Capacity Credit 
Charakteristik 
der Einspeisung 
Windenergieanlage 1 kW – 5 MW 0–30 % Fluktuierend 
Photovoltaikanlage 1 W – 5 MW 0 % Fluktuierend 
Biomassekraftwerk 1 kW – 25 MW 50–90 % Erzeugung bei Bedarf 
Gasturbinenkraftwerk 0,5–100 MW 90 % Erzeugung bei Bedarf 
Dampfkraftwerk 5–500 MW 90 % Erzeugung bei Bedarf 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Trieb 2010, 15 
In einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien bedarf es daher 
einer Berücksichtigung des veränderten Verhältnisses von installierter und zur Lastde-
ckung zur Verfügung stehender Kapazität. Insbesondere verändern sich die Rahmenbedin-
gungen für die notwendige Reserveleistung zur Deckung der maximalen Nachfrage. Unter 
der Prämisse einer gleichbleibenden Versorgungssicherheit führt ein steigender Anteil 
fluktuierender Energien demnach gleichzeitig zu einem erhöhten Bedarf installierter Kapa-
zitäten. Vor diesem Hintergrund muss die Ausgestaltung des Marktdesigns ausreichende 
Anreize zum Bau regenerativer Erzeugungsanlagen bereitstellen, um sowohl den ange-
strebten Zubau erneuerbarer Energien zu gewährleisten als auch das künftig steigende Ni-
veau der installierten Systemkapazität sicherzustellen. 
Die durch das Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit von Elektrizität bedingte Abstimmung 
von Erzeugung und Last erfordert eine geeignete Prognose von Einspeise- und Lastwerten. 
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In diesem Zusammenhang steht insbesondere die intermittierende Einspeisung dargebots-
abhängiger Erzeugungsanlagen. So lag der größte Unterschied zwischen minimaler und 
maximaler Windenergieeinspeisung in der Regelzone der 50Hertz Transmission GmbH 
innerhalb eines Tages im Jahr 2011 bei 7.699 MW (vgl. Anhang B). Der in Abbildung 1 
dargestellte tageszeitliche Verlauf der Windenergieeinspeisung verdeutlicht die Dimension 
der stark schwankenden Stromerzeugung dargebotsabhängiger Kraftwerke. Eine fluktuie-
rende Stromeinspeisung ist demnach ein wesentliches Merkmal einer auf Windenergie- 
und Photovoltaikanlagen basierenden Stromversorgung. 
 
Abbildung 1 Tageszeitlicher Verlauf der Windenergieeinspeisung am 12. April 2011 
Quelle: eigene Darstellung, Daten 50Hertz Transmission GmbH
4
 
Der politisch motivierte Ausbau erneuerbarer Energien in Deutschland beruht auf einem 
gesetzlichen Einspeisevergütungssystem. Ohne die im EEG verankerte Förderung hätte 
sich der Anteil regenerativer Erzeugungsleistungen in den vergangenen Jahren nicht in 
diesem Ausmaß erhöhen können. Aktuellen Zahlen zufolge besitzen regenerative Energien 
in Deutschland derzeit eine installierte Leistung von insgesamt 65 Gigawatt (GW) (Stand 
Ende 2011) (vgl. DLR et al. 2012, 17). Bei Einspeisung der gesamten erneuerbaren 
Erzeugungskapazität könnte eine minimale, nachgefragte stündliche Strommenge von rund 
33 GW (Schwachlastfall im Jahr 2011)
5
 demnach ohne Probleme gedeckt werden. Jedoch 
reicht das im Hinblick auf eine hohe Versorgungssicherheit nicht aus. Hierzu muss u.a. die 
installierte Leistung eines Elektrizitätssystems die maximale, zu erwartende Nachfrage 
                                                 
 
4
  Basierend auf Daten der 50Hertz Transmission GmbH wurde die größte Schwankung zwischen minima-
ler und maximaler Windenergieeinspeisung im Jahr 2011 am 12. April gemessen (vgl. Anhang B). 
5
  Basierend auf Daten der ENTSO-E Datenbank wurde im Jahr 2011 die minimale stündlich nachgefragte 
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(Starklastfall) übersteigen. Eine ausführliche Beschreibung der Auswirkungen dieser Prob-
lematik für das Strommarktdesign folgt in Kapitel 4. 
2.1.2 LASTPROFIL 
Die Nachfrage nach elektrischer Energie bildet die existenzielle Basis aller Strommärkte. 
Moderne Gesellschaften sind auf die Nutzung von Elektrizität angewiesen und besitzen 
daher einen gewissen Grundbedarf. Infolgedessen gilt die Stromnachfrage als einzige, 
nicht-substituierbare Komponente eines Elektrizitätssystems. Grundsätzlich haben eine 
Vielzahl an Einflussfaktoren Auswirkungen auf die nachgefragte Strommenge bzw. das 
zeitliche Lastprofil. Neben leicht prognostizierbaren Faktoren wie Temperatur, Tages- und 
Jahreszeit, zählen auch schwer kalkulierbare Faktoren wie Großveranstaltungen und un-
vorhersehbare Naturkatastrophen zu wichtigen Einflussgrößen (vgl. Erdmann 2008, 65 ff.). 
Die langfristige Prognose der Nachfrageentwicklung wird vor allem aufgrund von zwei 
unterschiedlichen Aspekten beeinflusst: So führt ein großes Potenzial innovativer Tech-
nologien – wie beispielsweise die Elektromobilität – in der Regel zu einer Steigerung der 
Nachfrage, wohingegen ein erhebliches Potenzial an Effizienzmaßnahmen sowie eine 
sinkende Bevölkerungszahl grundsätzlich nachfragesenkend wirken (vgl. bne 2011, 9). 
 
Abbildung 2 Tageszeitlicher Verlauf der Lastprofile am 13. Juni und 7. Dezember 2011 
Quelle: eigene Darstellung, Daten ENTSO-E, vgl. Anhang A 
Die gesamte, durch ein Elektrizitätssystem zu deckende Last ergibt sich aus der Aggregati-
on aller Verbraucherlasten und bildet einen zeitlichen Verlauf. Saisonale sowie zeitlich 
wiederkehrende Lastgänge überlagern sich hierbei und bilden zusammen mit einem kurz-
fristigen, stochastischen Anteil den Lastverlauf. Eine Abschwächung stochastischer Last-
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Aktuelle Ausgestaltung und Rahmenbedingungen der deutschen Strommärkte 
 
12 
(vgl. Nabe 2006, 21 f.). In Abbildung 2 sind zwei charakteristische Lastprofile im tages-
zeitlichen Verlauf dargestellt. Der Lastverlauf eines Tages besteht in der Regel aus einem 
Anteil zur Deckung der Grundlast und einem von der Zeit abhängigen Teil, der sich nach 
dem menschlichen Lebensrhythmus richtet (vgl. Ehlers 2011, 7). Der Punkt des höchsten 
Verbrauches eines durchschnittlichen Tages befindet sich dabei in der Regel in den Abend-
stunden. Zudem wird die maximale Last eines Jahres in Deutschland insbesondere an kal-
ten Wintertagen nachgefragt. So wurde beispielsweise der größte stündliche Lastwert im 
Jahr 2011 am 7. Dezember um 18 Uhr mit 76.431 MW erreicht (vgl. Anhang A). 
Die private Endkundenversorgung in Deutschland basiert bislang fast ausschließlich auf 
sogenannten Vollversorgungsverträgen, bei denen die tageszeitliche Schwankung der 
Marktpreise unberücksichtigt bleibt. Lediglich größere Industriekunden haben in der Regel 
Verträge mit ihrem EVU abgeschlossen, die kurzfristige Reaktionen auf den zeitabhängi-
gen Strompreisverlauf erlauben. Darüber hinaus existieren bereits Maßnahmen, um Preis-
anreize auch in das Verbraucherverhalten von Privatkunden zu integrieren. Der Aufbau 
intelligenter Stromnetze – sogenannter Smart Grids – mit intelligenten Verbrauchszählern 
– sogenannter Smart Meter – wäre hier beispielhaft zu nennen (vgl. Ehlers 2011, 8 f.). 
Aufgrund des bislang jedoch geringen preiselastischen Nachfragevolumens und somit ver-
nachlässigbaren Glättungseffektes für das Lastprofil, wird die Nachfrage eines Elektrizi-
tätssystems derzeit vereinfachend als preisunelastisch angenommen. 
Die weitere Entwicklung der Stromnachfrage
6
 bestimmt im Wesentlichen die zur Deckung 
der maximalen Last bereitzustellende Systemkapazität innerhalb eines Versorgungsgebie-
tes. Infolgedessen wird die langfristige Struktur des Kraftwerksparks entscheidend beein-
flusst. Da sich die Preisbildung am Großhandelsmarkt für Strom an den kurzfristigen 
Grenzkosten der zur Verfügung stehenden Erzeugungsanlagen orientiert (vgl. Kapitel 
2.2.2), hat die langfristige Lastentwicklung letztlich einen substanziellen Einfluss auf das 
vorherrschende Marktpreisniveau. Unter der Annahme eines vorgegebenen Stromangebo-
tes führt ein Lastrückgang in der Regel unmittelbar zu niedrigeren Marktpreisen. Im Hin-
blick auf die vorliegende Problemstellung lässt sich festhalten, dass eine Veränderung der 
Nachfrage tendenziell zu einer veränderten Anzahl an Volllaststunden von Erzeugungsan-
lagen führen kann und somit die Wirtschaftlichkeit einer Kraftwerksinvestition bestimmt 
                                                 
 
6
  Der deutsche Endenergieverbrauch lag im Jahr 2010 bei 516 TWh, der Bruttostromverbrauch (u.a. inklu-
sive Netzverlusten) betrug im selben Zeitraum 610 TWh (vgl. DLR et al. 2012, 57 f.). 
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(vgl. bne 2011, 9). Die Ausnutzung des Nachfrageeffektes auf die Marktpreise für elek-
trische Energie ist zugleich Ausgangsbasis für den Zubau von Stromspeichern, welcher im 
weiteren Verlauf der Arbeit noch detailliert dargestellt wird (vgl. Kapitel 5.2). 
2.2 Strommarktdesign 
Die Gestaltung des Marktdesigns beeinflusst im Wesentlichen das Strompreisniveau. In 
Deutschland kostete 1 kWh Strom im Jahr 2011 für Privathaushalte mittlerer Größe durch-
schnittlich rund 25 Eurocent (vgl. BDEW 2012, 6). Betrachtet man dieses Preisniveau vor 
dem Hintergrund der Nicht-Substituierbarkeit von Elektrizität, so erscheint eine öffentliche 
Diskussion über hohe Strompreise als unverhältnismäßig. Würde sich der Preis ausschließ-
lich auf den jeweiligen Nutzen beziehen, müsste er voraussichtlich im Durchschnitt deut-
lich höher sein, als dies aktuell der Fall ist (vgl. Ehlers 2011, 4). Ausschlaggebend für die 
Diskrepanz zwischen realem Preisniveau und einer rein monetären Bewertung des Nutz-
wertes ist die Verfügbarkeit von Elektrizität. So bestimmt der schwankende Grad der 
Knappheit elektrischer Energie substanziell das Marktpreisniveau (vgl. Ehlers 2011, 4). 
Die Preisbildung auf den Strommärkten folgt dabei dem Grundsatz des Marktgleichge-
wichtes von Angebot und Nachfrage der neoklassischen Wirtschaftstheorie. 
 
Abbildung 3 Struktur der Vertriebswege für elektrische Energie in Deutschland 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Bundeskartellamt 2011, 15 
Der Großhandelsmarkt für Strom umfasst in Deutschland neben den institutionell organi-
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over-the-counter (OTC) Markt. Die jeweils untergeordneten Teilmärkte unterscheiden sich 
insbesondere durch den Zeitpunkt der physischen Geschäftserfüllung. Angefangen beim 
Echtzeithandel mit sekunden- bzw. minutengenauer Erfüllung, bis zu Termingeschäften 
mit langfristigen Erfüllungszeiträumen von mehreren Jahren, ist eine Vielzahl physischer 
Lieferzeiträume realisierbar (vgl. Schulz 2008, 6). Der Handel mit Systemdienstleistungen 
bildet einen weiteren Vertriebszweig für Strom. Dienstleistungen dieser Art sind für die 
Funktionstüchtigkeit des Systems und zur Erhaltung der Versorgungssicherheit zwingend 
erforderlich und werden durch die Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) zusätzlich zur Über-
tragung und Verteilung elektrischer Energie bereitgestellt (vgl. VDN 2007, 49). Hierzu 
gehören Leistungen zur Frequenzhaltung, Spannungshaltung, Versorgungswiederaufbau 
sowie System- und Betriebsführung (vgl. VDN 2007, 49). In Deutschland werden Sys-
temdienstleistungen vorwiegend auf dem Regelenergiemarkt gehandelt. In Abbildung 3 ist 
die Struktur der Vertriebswege für elektrische Endenergie in Deutschland dargestellt. 
Um im späteren Verlauf das aktuelle Marktdesign vor dem Hintergrund eines verstärkten 
Zubaus erneuerbarer Energien bewerten zu können, werden im Folgenden die wichtigsten 
Aspekte und Konzepte der deutschen Strommärkte betrachtet. Letztendlich können Aussa-
gen über mögliche qualitative Auswirkungen steigender Anteile regenerativer Energien nur 
durch ein Verständnis der bestehenden Marktregeln getroffen werden. 
2.2.1 AUßERBÖRSLICHER HANDEL (OTC-MARKT) 
Die Beschaffung elektrischer Endenergie richtet sich, ebenso wie die Rohstoffversorgung 
in der verarbeitenden Industrie, u.a. nach den Faktoren Bedarf, Lieferzeit und Kosten. Zu-
sätzlich zum börslich organisierten Stromhandel besteht im Bedarfsfall die Möglichkeit, 
sich die jeweilige Strommenge über den außerbörslichen Handel zu besorgen. Diese Be-
schaffungsmethode besitzt Expertenschätzungen zufolge das größte Handelsvolumen der 
deutschen Strommärkte (vgl. BMU 2006, 6). So lag beispielsweise die außerbörslich ge-
handelte Strommenge im Jahr 2009 mit 3.100 Terawattstunden (TWh) weit über der insge-
samt erzeugten Strommenge von etwa 600 TWh (vgl. Bundeskartellamt 2011, 48). Der 
OTC-Markt spielt daher eine bedeutende Rolle für den deutschen Stromhandel. 
Die handelnden Akteure treten auf dem OTC-Markt direkt oder über einen vermittelnden 
Intermediär in Kontakt (vgl. Schulz 2008, 6). Geschäftskontakte können dabei entweder 
auf langjährigen Handelspartnerschaften basieren oder über anonyme Kontaktsysteme zu-
stande kommen. Sogenannte Strombroker vermitteln Abschlüsse von OTC-Geschäften 
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über elektronische Internetplattformen oder über Telefon (vgl. Schulz 2008, 6). Dabei ist 
die Ausgestaltung der Handelsverträge den beteiligten Akteuren selbst überlassen. Indivi-
duelle Bedürfnisse führen somit zu einer großen Anzahl möglicher Produktformen. Neben 
Verträgen mit physischer Erfüllung sind auch rein finanzielle Kontrakte üblich. Die indivi-
duelle Produktgestaltung auf dem OTC-Markt erlaubt theoretisch eine Vielzahl möglicher 
Lieferzeiträume. In der Praxis überdeckt der bilaterale Handel allerdings annähernd die 
gleiche Lieferzeitraumspanne wie die Märkte für Spot- und Termingeschäfte der Strom-
börse. Insbesondere technische Restriktionen bei Betrieb und Planung des Kraftwerksein-
satzes stehen einem Echtzeithandel auf dem OTC-Markt entgegen. In Abbildung 4 ist die 
Einordnung des OTC-Handels bezüglich seines Erfüllungszeitraums im Vergleich zu den 
weiteren Teilmärkten des deutschen Großhandelsmarktes für Strom dargestellt. 
 
Abbildung 4 Chronologische Einordnung der deutschen Strommärkte 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Dieckmann 2008, 16 
Vor allem die Flexibilität in der Steuerung der Energiebeschaffung ist für die Beliebtheit 
des OTC-Marktes bei den Marktteilnehmern verantwortlich. Bilaterale Handelsgeschäfte 
müssen keinen Börsenzeiten oder -regeln folgen und können nach individuellen Bedürfnis-
sen getätigt werden. Darüber hinaus ermöglicht die spezifische Vertragsgestaltung auf dem 
OTC-Markt vielen verschiedenen Akteuren die Marktteilnahme. Anders als an der Strom-
börse bedarf die aktive Partizipation am OTC-Handel nicht zwingend einer Registrierung 
der Akteure. Nicht zuletzt diese Tatsache führt zu dem großen Handelsvolumen und der 
hohen Marktliquidität des bilateralen Stromhandels in Deutschland. Allerdings ist zu be-
denken, dass die inhärente Flexibilität des OTC-Marktes Zeit in Anspruch nimmt, welche 
für den Handel mit Stromprodukten eine wesentliche Rolle spielt (vgl. Stoft 2002, 88). Für 
eine effiziente und zuverlässige Elektrizitätsversorgung bedarf es folglich alternativer 
Handelsmöglichkeiten – wie zum Beispiel über die börslich organisierten Strommärkte. 
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Aufgrund der individuellen Vertragsgestaltung bilateraler Transaktionen besteht nicht 
zwangsläufig die Möglichkeit, diese bei Bedarf über den OTC-Markt glattzustellen (vgl. 
Wawer 2006, 43). So können außerbörsliche Handelsgeschäfte unter Umständen nicht 
durch einen entgegengesetzten Geschäftsabschluss neutralisert werden. Angesichts einer 
sehr hohen Marktliquidität kann diese Problematik allerdings vernachlässigt werden. 
Hauptnachteil des OTC-Handels gegenüber den börslich organisierten Strommärkten ist im 
Wesentlichen das Kontrahentenausfallrisiko bei Nichterfüllung durch den Handelspartner 
(vgl. Wawer 2006, 43). Um dieses Risiko zu vermindern, ermöglicht die Leipziger Strom-
börse European Energy Exchange (EEX) zusätzlich zum Börsenhandel die Abwicklung 
bilateraler Geschäfte über das OTC-Clearing der EEX. Gehandelt werden dürfen aus-
schließlich von der EEX zugelassene Produkte unter bestimmten standardisierten Rahmen-
bedingungen. So werden bei OTC-Geschäften auf dem Spot- und Terminmarkt ver-
pflichtende Angaben über Kontraktart, -anzahl und -preis sowie Informationen über Markt-
teilnehmer bzw. Handelspartner verlangt (vgl. EEX AG 2009, 4 f.). Das Clearinghaus 
besitzt als zentraler Kontrahent eine hohe Bonität und schwächt somit das Kreditrisiko der 
Marktakteure entscheidend ab. Zusätzlich bietet diese Form des standardisierten OTC-
Handels einen deutlich reduzierten bürokratischen Aufwand für die Marktteilnehmer. 
Der deutsche OTC-Markt für Strom sieht sich immer wieder dem Vorwurf intransparenter 
Strukturen bezüglich angewandter Preisindizes und teilnehmender Akteure ausgesetzt. 
Eine merkliche Differenz zwischen börslich und bilateral ermitteltem Marktpreis würde 
jedoch jedem Marktakteur die Möglichkeit für einen gewinnbringenden Zwischenhandel 
bieten. Dieser natürliche Ausgleichsvorgang hätte eine Annäherung der Preise auf den ver-
schiedenen Strommärkten zur Folge. Somit muss nach dem Grundsatz der Arbitragefrei-
heit das Preisniveau auf dem OTC-Markt in Näherung demjenigen des Spotmarktes der 
Strombörse entsprechen. Diesem Argument folgend stellt der auf dem Spotmarkt der EEX 
gebildete Strompreis das Referenzpreisniveau für bilaterale Handelsgeschäfte sowie den 
gesamten Stromhandel in Deutschland dar (vgl. Dieckmann 2008, 15). 
2.2.2 INSTITUTIONELLER HANDEL (STROMBÖRSE) 
Im Gegensatz zu den individuell ausgehandelten Produkten des bilateralen Handels, haben 
Produkte, die über die Strombörse vertrieben werden, einen standardisierten Charakter. Bei 
Bedarf können die gehandelten Positionen somit ohne größeren Aufwand glattgestellt wer-
den. Darüber hinaus bietet der börsliche Stromhandel ein hohes Maß an Transparenz und 
folglich ein reduziertes Handelsrisiko im Vergleich zu OTC-Geschäftsabschlüssen. 
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Die deutsche Strombörse EEX in Leipzig ist eine staatlich beaufsichtigte und öffentlich-
rechtlich organisierte Institution (vgl. Schulz 2008, 7). Auf Basis elektronischer Handels-
plattformen können hier Strommengen auf dem Spot- und Terminmarkt gehandelt und 
vertrieben werden. Die European Commodity Clearing AG, eine Tochtergesellschaft der 
EEX AG, übernimmt dabei als zentraler Kontrahent das Clearing der Handelsgeschäfte 
und somit neben allen Abwicklungsdiensten auch das Kreditrisiko der Marktteilnehmer 
(vgl. EEX AG 2007, 72). Handelsgeschäfte über einen der Teilmärkte dürfen dabei 
ausschließlich durch zugelassene Börsenteilnehmer abgeschlossen oder vermittelt werden 
(vgl. EEX AG 2012c, 10). Das gesamte Handelsvolumen an der EEX ist, wie in Abbildung 
5 zu sehen, über die letzten Jahre stetig gewachsen. Hierbei übertrifft das Handelsvolumen 
am Terminmarkt das Handelsvolumen am Spotmarkt um ein Vielfaches. 
 
Abbildung 5 Entwicklung des Handelsvolumens am Spot- und Terminmarkt der EEX 
Quelle: eigene Darstellung, Daten EEX-Geschäftsberichte 2002-2011
7
 
Die Erzeuger regenerativer Energie erhalten in Deutschland für ihren eingespeisten Strom 
eine im EEG gesetzlich verankerte Vergütung von den ÜNB. Dieses Förderinstrument ver-
ursacht Mehrkosten, die letztlich über den Endkundenpreis von den Verbrauchern getragen 
werden müssen (vgl. Ehlers 2011, 59). Insbesondere der an der Strombörse ermittelte 
Spotmarktpreis spielt bei der Einspeisung und Vergütung erneuerbarer Energien somit kei-
ne Rolle. Die ÜNB wiederum vermarkten den nach dem EEG vergüteten Strom aus-
schließlich über den Day-Ahead-Handel der Strombörse. Infolgedessen haben erneuerbare 
Energien über den Mechanismus von Angebot und Nachfrage direkten Einfluss auf die 
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resultierenden Marktpreise für elektrische Energie. Die einhergehenden Auswirkungen für 
die Preisbildung auf den Strommärkten werden im Kapitel 3.2.2 detailliert betrachtet. 
Im Folgenden werden die Grundlagen des Stromhandels am Spot- und Terminmarkt der 
EEX vorgestellt. Für eine detailliertere Darstellung der einzelnen Handelsvorgänge emp-
fiehlt sich das Handbuch der EEX AG (2007) zur Einführung in den Börsenhandel. 
2.2.2.1 EEX-Spotmarktkonzept 
Auf dem Spotmarkt für Strom der EEX AG – EEX Power Spot – werden ausschließlich 
physische Stromprodukte gehandelt. Geliefert werden die Strommengen dabei u.a. in die 
Marktgebiete Deutschland, Österreich, Schweiz und Frankreich (vgl. EEX AG 2012a, 7). 
Der Spotmarkt bietet Börsenteilnehmern hierbei zwei mögliche Handelsformen: Neben 
dem Day-Ahead-Handel in Form geschlossener Auktionen mit zeitlich diskreten Geboten, 
bietet der Intraday-Handel fortlaufend die Möglichkeit Gebote abzugeben. Aufgrund des 
geringen zeitlichen Abstandes zwischen Geschäftsabschluss und Erfüllung, nutzen Markt-
teilnehmer den Spotmarkt vor allem für die kurzfristige Optimierung ihres Stromportfolios. 
Der geschlossene Auktionshandel auf dem Day-Ahead-Markt der EEX Power Spot findet 
einmal täglich an sieben Tagen in der Woche statt. Bis 12 Uhr mittags und bis zu 14 Tage 
im Voraus können die Marktteilnehmer dabei ihre jeweiligen Preis-Mengen-Gebote für die 
Stunden des Folgetages in ein geschlossenes, nicht einsehbares Orderbuch über die elek-
tronische Plattform der EEX eingeben (vgl. Schulz 2008, 9). Die Gebotsabgabe erfolgt 
entweder für jede Stunde eines Tages einzeln (Stundengebot) oder für mehrere, zusam-
mengefasste Stunden (Blockgebot). Unter der Annahme vollständiger Konkurrenz wird ein 
Stromanbieter immer versuchen, sein Kraftwerk bei positiver Differenz zwischen Ver-
kaufserlös und Kraftwerkskosten zu betreiben (vgl. Bode und Groscurth 2006, 8). In 
diesem Zusammenhang hat der CO2-Emmisionshandel einen erheblichen Einfluss auf das 
Stromangebot. Da CO2-Emmisionsrechte bei einem potenziellen Kraftwerkseinsatz nicht 
mehr auf dem CO2-Markt verkauft werden können, müssen sie als Opportunitätskosten in 
der Gebotslegung berücksichtigt werden (vgl. Bode und Groscurth 2006, 8). Letztlich wird 
sich das Gebot eines Kraftwerksbetreibers daher annahmegemäß aus der Preis-Mengen-
Kombination von maximaler Kraftwerksleistung und den jeweiligen kurzfristigen Grenz-
kosten zusammensetzen (vgl. Bode und Groscurth 2006, 9). Als Grenzkosten sind hierbei 
diejenigen Kosten zu verstehen, welche bei der Erzeugung einer weiteren Einheit (einer 
kWh) Strom anfallen würden. Nach Abgabeschluss wird anhand aller abgegebenen Gebote 
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eine stetig steigende Angebotsfunktion erstellt. Die aufsteigende Reihenfolge der Gebote 
ergibt somit die Einsatzreihenfolge der Kraftwerke zur Deckung der Nachfrage bzw. die 
sogenannte Merit-Order-Kurve – kurz Merit-Order (vgl. Ehlers 2011, 10). 
 
Abbildung 6 Preisbildungsmechanismus auf dem Spotmarkt einer Strombörse 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Bode und Groscurth 2006, 11 
In Abbildung 6 ist der zugrunde liegende Preisbildungsmechanismus auf dem Spotmarkt 
einer Strombörse dargestellt. Grundlastkraftwerke und fluktuierende Erzeugungsanlagen 
geben aufgrund ihrer niedrigen variablen Kosten den linksseitigen Verlauf der Merit-Order 
vor. Dagegen bilden Spitzenlastkraftwerke mit hohen variablen Kosten das rechtsseitige 
Ende der Merit-Order. Der Schnittpunkt von aggregierter Angebots- und Nachfragefunkti-
on definiert dabei den markträumenden Gleichgewichtspreis – den sogenannten Market 
Clearing Price (MCP) (vgl. Borchert 2003, 27). Alle Stromanbieter, deren Gebote unter-
halb des Schnittpunktes liegen, erhalten den Zuschlag für die angegebene Strommenge 
zum jeweils ermittelten MCP. Demnach werden die Kraftwerke nicht nach ihren eigenen 
Geboten bezahlt, sondern nach dem Gebot des Grenzkraftwerkes, welches das höchste 
bezuschlagte Gebot abgegeben hat (vgl. Bode und Groscurth 2006, 10). 
Die transparente Preisfindung im Day-Ahead-Handel mittels gleichgewichtiger Angebots- 
und Nachfragemenge führt zu einem geringen Ausführungsrisiko und somit zu einem 
hohen Partizipationsanreiz. Einer konstant hohen Liquidität auf den Strommärkten steht 
grundsätzlich das Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit von Elektrizität entgegen. Jedoch 
bieten insbesondere begrenzte Lieferintervalle diskreter Auktionsverfahren – wie auf dem 
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Die Marktliquidität besitzt zudem eine wichtige Funktion für die Preisbildung diskreter 
Auktionsverfahren. Je höher die Liquidität, desto geringer ist die Wahrscheinlichkeit für 
jeden Einzelnen das preissetzende Kraftwerk zu stellen. Aus dieser Logik resultiert die 
Theorie, dass die Anbieter ihre Gebote in der Day-Ahead-Auktion am Spotmarkt an den 
kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung orientieren, um ihr Kraftwerk sicher in der Merit-
Order zu platzieren (vgl. Wawer 2006, 28). 
Auf dem Intraday-Markt tragen die Börsenteilnehmer dagegen ihre Kauf- oder Verkaufs-
gebote in ein halb offenes Orderbuch über die elektronische Plattform der EEX ein und 
können diesem jederzeit Informationen über bereits gehandelte Kontrakte entnehmen (vgl. 
EEX AG 2007, 44). Der ermittelte Preis enthält somit alle relevanten Marktinformationen 
und bietet den Teilnehmern neben einer hohen Transparenz ein niedriges Ausführungs- 
und Preisrisiko (vgl. Wawer 2006, 26). Die Abgabe eines Baseload- oder Peakload-
Gebotes kann bis zu 45 Minuten vor dem jeweiligen Liefertermin getätigt werden. Ein Ba-
seload-Kontrakt umfasst die Lieferung der Grundlast, wohingegen ein Peakload-Kontrakt 
lediglich die Spitzenlast abdeckt. Die physische Lieferung erfolgt je nach Kontrakt 
innerhalb des laufenden Tages oder am Folgetag. Zur Geschäftsausführung auf dem Intra-
day-Markt kommt es, sobald sich zwei entsprechende Gebote gegenüberstehen. Demnach 
erfolgt die Preisfindung anders als im Day-Ahead-Handel nicht anhand des Gleichgewich-
tes zwischen aggregierter Angebots- und Nachfragemenge, sondern jede Transaktion führt 
zu einem neuen Marktpreis. Der Intraday-Markt wird daher auch als preisgetriebener 
Markt bezeichnet (vgl. Wawer 2006, 26). Viele Marktteilnehmer führen in der Regel zu 
einem liquiden Markt und somit zu einer effizienten Preisbildung bei gleichzeitig hohem 
Wettbewerb. Hinsichtlich dessen bietet der kontinuierliche Handel über den Spotmarkt der 
EEX aufgrund des geringen Handelsvolumens nicht zwingend eine effiziente Preisbildung. 
Ursache hierfür ist vor allem die technisch notwendige Vorlaufzeit von einem Tag für eine 
wirtschaftliche Kraftwerkseinsatzplanung. Letztlich ist das hohe Ausführungsrisiko auf 
dem Intraday-Markt zugleich Existenzgrundlage für den Day-Ahead-Handel an der Strom-
börse mit einem deutlich größeren Pool an potenziell geeigneten Geschäftspartnern. 
Nach Angaben der EEX AG ist das Gesamtvolumen der über den kontinuierlichen Handel 
abgeschlossenen Transaktionen im Vergleich zum Handelsvolumen des Auktionshandels 
deutlich kleiner. So entfiel auf den Handel mit Baseload- und Peakload-Kontrakten im Juni 
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2012 lediglich ein Anteil von etwa 5,2 Prozent
8
 des gesamten Handelsvolumens am EEX-
Spotmarkt für Strom. Demzufolge ist der geschlossene Auktionshandel des Spotmarktes 
vor allem aufgrund seiner hohen Flexibilität und niedrigen Kontraktvolumen sehr attraktiv 
für die Börsenteilnehmer (vgl. Schulz 2008, 10). 
2.2.2.2 EEX-Terminmarktkonzept 
Auf dem Terminmarkt werden neben physischen auch finanzielle Produkte gehandelt. Die 
Geschäftserfüllung erfolgt dabei frühestens eine Woche nach Kontraktabschluss und unter-
scheidet sich somit wesentlich von Spotmarktgeschäften. Die Langfristigkeit der Termin-
kontrakte bietet den Marktteilnehmern die Möglichkeit sich gegen die Risiken am Spot-
markt bezüglich Ausführung und Preisentwicklung abzusichern. So nutzen Elektrizitätser-
zeuger Terminkontrakte, um sich gegen Schwankungen der Spotmarktpreise zu schützen 
und somit Kraftwerksinvestitionen decken zu können (vgl. Wawer 2006, 40). Insbesondere 
Erlöseinbrüche im Falle eines kurzfristigen Preisverfalls am Spotmarkt werden in der 
Regel durch langfristige Termingeschäfte abgeschwächt. Stromnachfrager können ebenso 
ein Interesse an stabilen Preisen haben. So nutzen beispielsweise Industriekunden den 
Terminmarkt zur langfristigen Optimierung ihres Stromportfolios. 
Die EEX Power Derivatives GmbH betreibt als Tochtergesellschaft der EEX AG den deut-
schen und den französischen Terminmarkt für Strom. Börsenteilnehmer haben an der EEX 
grundsätzlich die Möglichkeit mit Futures und Optionen zu handeln. Der Handel mit soge-
nannten Strom-Futures zeichnet sich durch eine unbedingte Erfüllungspflicht aus und be-
inhaltet je nach gewählter Kontraktform eine physische oder finanzielle Erfüllung des 
Handelsgeschäftes. Die Fälligkeit der Kontrakte kann zwischen einem Monat und mehre-
ren Jahren ein breites Spektrum möglicher Erfüllungszeiträume abdecken (vgl. EEX AG 
2007, 68). Dagegen besitzten an der EEX gehandelte Strom-Optionen eine bedingte Erfül-
lungspflicht, d.h. das Recht zum Kauf (Call-Option) bzw. Verkauf (Put Option) einer fest-
gelegten Strommenge innerhalb eines vereinbarten Zeitraums, zu einem heute festgelegten 
Preis (vgl. Schulz 2008, 10). Infolgedessen besitzen Optionsgeschäfte grundsätzlich ein 
begrenztes Verlustrisiko für die Marktteilnehmer. 
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  Im Juni 2012 betrug das Handelsvolumen an der EEX Power Spot insgesamt 28,6 TWh. Auf den Day-
Ahead-Handel entfielen rund 27,1 TWh, auf den Intraday-Markt etwa 1,5 TWh (vgl. EEX AG 2012b). 
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Finanzielle Termingeschäfte benötigen ebenso wie bilaterale Transaktionen einen Spot-
marktpreis als Referenzwert zur Orientierung für den jeweiligen Basiswert, der die 
Erfüllung monetär festlegt. Besteht keine Möglichkeit dieser Art, sind ausschließlich 
Handelsgeschäfte mit physischer Erfüllung möglich (vgl. Ellwanger und Mangelmann 
2003, 8). Analog zum fortlaufenden Spotmarkthandel ist der Terminmarkt ebenfalls ein 
kontinuierlicher Markt und somit auf eine Vielzahl an Marktteilnehmer angewiesen, um 
eine hohe Liquidität und ein effizientes Preisbildungsverfahren zu gewährleisten (vgl. 
Wawer 2006, 47). Aufgrund langfristiger Erfüllungszeiträume von Termingeschäften und 
begrenzter Prognostizierbarkeit der Einspeisung fluktuierender Energien infolge 
meteorologischer Abhängigkeit ist es insbesondere für Stromanbieter von Windenergie- 
und Photovoltaikanlagen, schwierig finanzielle Handelsgeschäfte einzugehen. 
Im Juni 2012 betrug das Handelsvolumen am Strom-Terminmarkt der EEX Power Deriva-
tives nach Angaben der EEX AG insgesamt 83,2 TWh, wobei der größte Anteil der getä-
tigten Handelsgeschäfte eine finanzielle Erfüllung besaß (vgl. EEX AG 2012b). Insgesamt 
entspricht dieses Handelsvolumen rund 291 Prozent
9
 der im selben Zeitraum gehandelten 
Strommenge an der EEX Power Spot. Terminmarktgeschäfte stellen somit eine wichtige 
Vertriebsmöglichkeit auf dem deutschen Großhandelsmarkt für Strom dar und sind darüber 
hinaus für das wirtschaftliche Agieren der Marktteilnehmer unerlässlich. 
2.2.3 REGELENERGIEMARKT 
In Deutschland sind die ÜNB nach § 13 Absatz 1 EnWG verpflichtet eine potenzielle Ge-
fährdung der Sicherheit oder Zuverlässigkeit des Elektrizitätssystems durch netz- und 
marktbezogene Maßnahmen zu beseitigen (vgl. BMJ 2012a, 30). Neben vertraglich ver-
einbarten ab- und zuschaltbaren Lasten sowie dem Management von Netzengpässen gilt 
hierbei vor allem der Einsatz von Regelenergie als geeignete, marktbezogene Maßnahme 
(vgl. BMJ 2012a, 30). In diesem Zusammenhang entspricht die Bereitstellung von Regel-
leistung einer Systemdienstleistung, welche unbedingt und umittelbar zur Frequenzhaltung 
erforderlich ist. Frequenzabweichungen entstehen im Übertragungsnetz in der Regel durch 
Ungleichgewichte zwischen eingespeisten und entnommenen Strommengen. Ein Leis-
tungsüberschuss bzw. eine positive Differenz aus Einspeise- und Entnahmepositionen (in-
klusive Verlusten) hat eine höhere Netzfrequenz als die Sollfrequenz von 50 Hertz zur 
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  Im Juni 2012 betrug das Handelsvolumen am Strom-Terminmarkt der EEX Power Derivatives 83,2 TWh, 
was in etwa 291 Prozent des Handelsvolumens am Strom-Spotmarkt der EEX (28,6 TWh) entspricht. 
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Folge (vgl. Al-Awaad 2009, 14). Analog führt eine negative Differenz aus eingespeisten 
und entnommenen Positionen zu einem Leistungsdefizit und einer niedrigeren Netzfre-
quenz als 50 Hertz. Um Leistungsbilanzabweichungen und somit eine Gefährdung der 
Versorgungssicherheit zu vermeiden, müssen die ÜNB im Bedarfsfall für einen Leistungs-
ausgleich sorgen (vgl. VDN 2007, 50). Demzufolge bedingt ein Leistungsüberschuss die 
Einspeisung negativer Regelleistung, ein Leistungsdefizit dagegen die Einspeisung 
positiver Regelleistung durch die am Regelenergiemarkt teilnehmenden Kraftwerke. 
Der Einsatz von Regelleistung zur Erhaltung der Frequenzstabilität hat in der Praxis vor 
allem zwei Hauptursachen. Zum einen bewirken Lastsprünge durch Kraftwerksausfälle 
sowie Lastab- oder Lastzuschaltungen Abweichungen der Frequenz von ihrem Nennwert. 
Zum anderen führt die begrenzte Prognostizierbarkeit dargebotsabhängiger Einspeisung 
aus Windenergie- und Solarstromanlagen zu potenziellen Frequenzabweichungen (vgl. Al-
Awaad 2009, 15). So besitzt beispielsweise die Vorhersage der Windgeschwindigkeiten für 
die nächsten 24 Stunden Prognosefehler zwischen 9 und 15 Prozent (vgl. Swider 2006, 9). 
Aus diesem Grund führt ein steigender Anteil fluktuierender Erzeugungsanlagen, unter der 
Annahme gleichbleibender Prognosequalität dargebotsabhängiger Einspeisewerte, mit 
einer hohen Wahrscheinlichkeit zu Frequenzabweichungen im Übertragungsnetz und 
infolgedessen zu einem erhöhten Regelenergiebedarf auf den deutschen Strommärkten. 
 
Abbildung 7 Schematischer Zeithorizont für den Einsatz von Regelleistung 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Al-Awaad 2009, 18 
Nach den Richtlinien des European Network of Transmission System Operators for 
Electricity (ENTSO-E) sind die deutschen ÜNB verpflichtet, entsprechend benötigte Leis-
tungsreserven über den Regelenergiemarkt zu beschaffen. Der Regelenergiemarkt umfasst 
hierzu den Einsatz von Primär-, Sekundär- und Tertiärregelleistung. Die chronologische 
Aktivierungsabfolge der verschiedenen Regelungsarten ist in Abbildung 7 dargestellt. Die 
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Primärregelung wird innerhalb von wenigen Sekunden automatisch aktiviert und ist bis zu 
15 Minuten verfügbar. Die Sekundärregelung kann bei Bedarf innerhalb von 5 Minuten 
ihre volle Leistung erbringen und die Tertiärregelung bzw. Minutenreserve ist innerhalb 
von 15 Minuten manuell aktivierbar. Durch den Einsatz aller Reserveleistungen können 
somit Frequenzabweichungen im Übertragungsnetz bis zu einer Stunde abgedeckt werden 
(vgl. Swider 2006, 10). Darüber hinaus existiert eine sogenannte Stundenreserve, welche 
den Kraftwerksbetreibern zur Absicherung der eigenen Lieferverträge dient und dem 
jeweiligen Bilanzkreisverantwortlichen obliegt (vgl. Schulz 2008, 14). Diese Art der 
Dauerreserve ist jedoch nicht Bestandteil des deutschen Regelenergiemarktes. 
Nach § 22 Absatz 1 EnWG müssen die ÜNB die notwendige Regelleistung zur Deckung 
von Frequenzabweichungen über ein transparentes, diskriminierungsfreies und markt-
orientiertes Verfahren beschaffen (vgl. BMJ 2012, 45). Der Reserveleistungsbedarf der 
ÜNB wird hierzu für alle drei Regelenergiearten über eine zentrale Internetplattform
10
 
gemeinsam ausgeschrieben. Zusätzlich ist es den ÜNB nach § 6 Absatz 2 StromNZV 
(Stromnetzzugangsverordnung) erlaubt, einen sogenannten Kernanteil in ihrer eigenen 
Regelzone auszuschreiben, um bei unvorhersehbaren Störungen die Versorgungssicherheit 
zu gewährleisten (vgl. BMJ 2012, 5). Die Ausschreibungsverfahren für Primär-, Sekundär- 
und Tertiärregelleistung richten sich jeweils nach den Beschlüssen der Bundesnetzagentur 
und erfolgen wöchentlich bzw. für die Minutenreserveregelung täglich (vgl. Al-Awaad 
2009, 29 f.). Um die für die jeweilige Regelenergieart notwendige Mindestleistung bereit-
zustellen, ist es Anbietern erlaubt, durch gemeinsame Poolbildung an den Ausschreibungen 
teilzunehmen (vgl. 50Hertz Transmission GmbH et al. 2012). Die Vergabe der Primär-
regelleistung orientiert sich hierbei ausschließlich am Leistungspreis der Anbieter. 
Dagegen erfolgt die Bewertung der Leistungsgebote von Sekundär- und Tertiärreserve-
energie mittels einer kombinierten Auswahl- und Preisbildungsregel. Demnach erhalten die 
Gebote zuerst auf Basis des Leistungspreises aufsteigend einen Zuschlag, der Abruf der 
erfolgreichen Leistungsgebote richtet sich anschließend nach dem geringsten Arbeitspreis 
(vgl. Wawer 2006, 57 f.). 
Erzeuger elektrischer Energie müssen für eine Teilnahme am Regelenergiemarkt zuerst 
ihre technischen und betrieblichen Fähigkeiten, Reserveleistung bereitstellen zu können, 
unter Beweis stellen. Hierzu werden im Rahmen eines Präqualifikationsverfahrens u.a. 
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Anforderungen an die technische Realisierung, das verfügbare Regelband, die Aktivie-
rungsgeschwindigkeit sowie die Zeitverfügbarkeit vom jeweiligen Anschlussübertragungs-
netzbetreiber vorausgesetzt (vgl. VDN 2007 27 f.). Darüber hinaus besteht für Erzeu-
gungseinheiten mit einer Nennleistung größer oder gleich 100 MW die Pflicht, zur Abgabe 
von Primärregelleistung fähig zu sein, um einen Anschluss an das Übertragungsnetz zu 
erhalten (vgl. VDN 2007, 27). Derzeit erfolgt die Bereitstellung von Regelenergie daher 
hauptsächlich durch konventionelle Kraftwerkstechnologien. Obwohl das EEG erneuer-
baren Erzeugungsanlagen die Teilnahme am Regelenergiemarkt über die Direktvermark-
tung grundsätzlich ermöglicht, verhindern bislang in erster Linie die hohen Anforderungen 
der Präqualifikation eine Partizipation fluktuierender Energien. Um dargebotsabhängige 
Erzeugungsanlagen zukünftig in den Regelenergiemarkt zu integrieren, bedarf es in erster 
Linie einer Abstimmung der regulatorisch geforderten Zuverlässigkeit des Regelenergie-
angebotes von 100 Prozent mit der intermittierenden Stromerzeugung von Windenergie- 
und Photovoltaikanlagen (vgl. Fraunhofer IWES 2012, 1 f.). Demnach könnten beispiels-
weise geeignete Einspeiseprognosen und Nachweisverfahren für die Leistungsbereitstel-
lung die Teilnahme fluktuierender Energien am deutschen Regelenergiemarkt ermöglichen 
(vgl. Fraunhofer IWES 2012, 2). 
2.2.4 INVESTITIONSENTSCHEIDUNGEN 
Investitionsentscheidungen in der Elektrizitätswirtschaft basieren u.a. auf einer hohen Ka-
pitalintensität, einer langen Lebensdauer der Investitionsgüter sowie einer großen Zeit-
spanne für Planungs- und Bauprozesse. Investitionszyklen wie sie in Branchen mit ver-
gleichbaren Merkmalen – beispielsweise der Luftfahrtindustrie – auftreten, konnten wis-
senschaftlich bereits nachgewiesen werden (vgl. Gaidosch 2007, 4). So führen steigende 
Strompreise in der Regel zu Phasen mit verstärkter Investitionstätigkeit und gleichzeitig 
zum Aufbau von Reservekapazitäten (vgl. Gaidosch 2007, 3 f.). Hohe Reservekapazitäten 
haben wiederum fallende Strompreise und Phasen mit geringer Investitionstätigkeit zur 
Folge. Aufgrund typischer Kraftwerkslebensdauern von mehreren Jahrzehnten und der 
vergleichsweise jungen Geschichte des liberalisierten Strommarktes liegen bislang jedoch 
keine Erfahrungen über wiederkehrende Investitionsphasen in Deutschland vor. 
Nachdem ein Investor grundlegende Kenngrößen seines Bauvorhabens, wie u.a. Kraft-
werksparameter, Standort und Peripherie festgelegt hat, muss für eine endgültige Investiti-
onsentscheidung die Rentabilität des eingesetzten Kapitals berechnet werden. Einer rein 
betriebswirtschaftlichen Investitionsrechnung stehen in der Elektrizitätswirtschaft jedoch 
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regulatorische Eingriffe sowie zyklische Marktphänomene entgegen (vgl. Gaidosch 2007, 
5). Darüber hinaus bilden unvollständige Informationen bezüglich der zu erwartenden 
Marktpreisentwicklung ein schwer kalkulierbares Risiko. Die Bewertung einer Kraftwerks-
investition ist letztlich von den potenziellen Vermarktungsmöglichkeiten abhängig. Im 
derzeitigen Marktdesign gelten vor allem eine hohe Anzahl an Volllaststunden sowie hohe 
Marktpreisspitzen als qualitative Merkmale für eine hohe Investitionsrentabilität (vgl. 
Kurth 2011, 3). Im Folgenden werden daher die Vertriebswege der deutschen Strommärkte 
hinsichtlich ihrer Relevanz für die Entscheidung eines Investors betrachtet. 
 
Abbildung 8 Kraftwerkseinsatzplanung bei exklusivem Vertrieb über den Spotmarkt 
Quelle: eigene Darstellung, Daten EEX AG
11
, vgl. bne 2011, 16 
Bei einer exklusiven Vermarktung über den Day-Ahead-Handel der Strombörse folgt der 
Kraftwerksbetrieb den stündlichen Spotmarktpreisen. Um einen positiven Deckungsbeitrag 
zu erwirtschaften, orientiert sich ein Kraftwerksbetreiber bei der Einsatzplanung hierzu an 
den kurzfristigen Grenzkosten der Erzeugung (vgl. bne 2011, 16). In Abbildung 8 ist der 
prinzipielle Verlauf des Kraftwerkseinsatzes bei einer exklusiven Vermarktung über den 
Spotmarkt dargestellt. Demnach ist eine positive Differenz zwischen Spotmarktpreis und 
kurzfristigen Grenzkosten gleichbedeutend mit dem Betrieb des Kraftwerkes. Ein negativer 
Differenzbetrag hingegen führt zum Stillstand des Kraftwerkes. Solche Betriebsunterbre-
chungen gestalten sich jedoch unter Umständen ungünstig, falls die Kosten durch techni-
sche Randbedingungen beim Ab- und Anschalten der Erzeugungsanlage höher sind als die 
                                                 
 
11
  Die Marktdaten der EEX AG für Stundenkontrakte an der EEX Power Spot im Marktgebiet Deutsch-
land/Österreich für den 17. August 2012 können unter der folgenden Internetadresse abgerufen werden: 
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Verluste, welche durch einen negativen Deckungsbeitrag entstehen würden. Insbesondere 
kurzfristige, negative Preisausschläge führen häufig dazu, dass Kraftwerke im Mindestteil-
lastbereich betrieben werden, um in den folgenden Zeitintervallen die zu erwartenden aus-
reichend hohen Spotmarktpreise nutzen zu können (vgl. bne 2011, 16). Für eine hohe Ein-
satzflexibilität bei stark schwankenden Spotmarktpreisen sind im Wesentlichen eine kurze 
Mindeststillstandzeit, eine niedrige Mindestteillast sowie eine geringe Anfahrzeit des 
Kraftwerkes notwendig. Zusätzlich bedarf es einer verlässlichen Prognose der zu erwar-
tenden Marktpreise. Im Endeffekt bildet sich der ökonomische Wert einer Kraftwerksin-
vestition bei ausschließlichem Vertrieb über den Spotmarkt durch eine Gegenüberstellung 
von prognostizierten Deckungsbeiträgen und fixen Kostenanteilen (vgl. bne 2011, 17). 
Eine Vermarktung am Terminmarkt beinhaltet grundsätzlich eine hohe Sicherheit bezüg-
lich der Geschäftsausführung und wird daher hauptsächlich zur Absicherung gegen zu er-
wartende Marktpreisschwankungen genutzt. Die Möglichkeit durch Ausnutzung der unsi-
cheren, zukünftigen Preisentwicklung eine Risikoprämie erwirtschaften zu können, gilt als 
weiterer Anreiz am Terminmarkt zu partizipieren (vgl. bne 2011, 19). Darüber hinaus bie-
tet eine parallele Vermarktung am Spotmarkt einerseits die Möglichkeit nicht abgesetzte 
Strommengen bei positiver Differenz zwischen Spotmarktpreis und kurzfristigen Grenz-
kosten gewinnbringend zu verkaufen. Andererseits kann die Gewinnmarge für Lieferver-
pflichtungen am Terminmarkt bei niedrigen Spotmarktpreisen und gleichzeitig negativem 
Deckungsbeitrag des eigenen Kraftwerkes am Spotmarkt durch den Einkauf der benötigten 
Strommenge auf selbigem erhöht werden (vgl. bne 2011, 19). Als nachteilig gelten dage-
gen vor allem das Risiko von Preisschwankungen sowie der begrenzte Zeithorizont von 
Terminmarktgeschäften. Dieser entspricht lediglich dem Zeitraum für Planung und Bauzeit 
eines Kraftwerkes, nicht jedoch demjenigen des Betriebes ab der Inbetriebnahme. 
Die technischen Teilnahmevoraussetzungen des Regelenergiemarktes führen ex-ante zu 
einer begrenzten Anzahl potenzieller Marktteilnehmer. Derzeit wird der größte Teil der 
Regelenergie von thermischen Großkraftwerken bereitgestellt. Bei dargebotsabhängigen 
Erzeugungsanlagen beschränkt bislang insbesondere die intermittente Einspeisecharakte-
ristik eine Partizipation am Regelenergiemarkt. Die zugelassenen Anbieter haben in vieler-
lei Hinsicht mit marktbedingten Unsicherheiten zu kämpfen. So führen zum einen regula-
torische Marktveränderungen in der Vergangenheit zu einer schwierigen langfristigen Kal-
kulation der Preisentwicklung (vgl. bne 2011, 18). Zum anderen bedingt die grundsätzliche 
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Struktur des Pay-as-bid Ausschreibungsverfahrens
12
 ein Risiko, welches sich durch strate-
gisches Agieren der Marktteilnehmer ergibt (vgl. bne 2011, 18). 
Letztendlich basiert der Wert einer Kraftwerksinvestition im derzeitigen Marktdesign so-
mit in erster Linie auf einer Bewertung gegenüber dem Spotmarkt. Erfüllt ein Kraftwerk 
die notwendigen technischen Voraussetzungen, so bietet eine Vermarktung auf dem Re-
gelenergiemarkt zusätzliche wirtschaftliche Absatzmöglichkeiten (vgl. bne 2011, 20). 
Hauptaufgabe der Vermarktung über den Terminmarkt hingegen ist die Optimierung des 
Stromabsatzes sowie die Absicherung gegen Marktpreisschwankungen. 
Im Hinblick auf die vorliegende Problemstellung sind für einen wettbewerblichen Vertrieb 
erneuerbarer Energien im aktuellen Marktdesign demnach in erster Linie die Erlösmög-
lichkeiten am Spotmarkt relevant. Insbesondere Windenergie- und Photovoltaikanlagen 
können aufgrund ihrer inhärenten Einspeisecharakteristik bislang keine Erlöse am Regel-
energiemarkt erzielen (vgl. Kapitel 2.2.3). In diesem Zusammenhang wird derzeit in einem 
vom BMU geförderten Projekt die zukünftige Bereitstellung von Regelenergie durch 
Windenergieanlagen untersucht (vgl. Fraunhofer IWES 2012, 1 ff.). Darüber hinaus be-
grenzt die schlechte Prognostizierbarkeit fluktuierender erneuerbarer Energien den finanzi-
ellen Handel am Terminmarkt bzw. führt über die notwendige Berücksichtigung einer Ri-
sikoprämie zu wettbewerblichen Nachteilen für Stromanbieter intermittierender Erzeu-
gungsanlagen (vgl. Kapitel 2.2.2). Um Aussagen hinsichtlich einer wettbewerblichen Fi-
nanzierung erneuerbarer Energien auf den Strommärkten treffen zu können, liegt der 
Schwerpunkt des folgenden Kapitels daher auf den Interdependenzen von steigenden An-
teilen fluktuierender Energien und der Preisbildung im Day-Ahead-Handel an der EEX. 
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  Eine Pay-as-bid Ausschreibung impliziert, dass erfolgreiche Akteure anhand individueller Gebote und 
insbesondere nicht in Form eines einheitlichen Räumungspreises vergütet werden (vgl. Kapitel 5.1). 
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3 Herausforderungen hoher Anteile erneuerbarer 
Energien für die deutschen Strommärkte 
Die zukünftige Entwicklung der deutschen Stromversorgung ist von einer Vielzahl ver-
schiedener Einflussfaktoren abhängig. Dementsprechend komplex gestalten sich Szenarien 
für ein Elektrizitätssystem mit weitgehend regenerativer Erzeugungsstruktur. So berück-
sichtigt das BMU in seiner in Auftrag gegebenen Studie über Langfristszenarien und Stra-
tegien für den Ausbau erneuerbarer Energien in Deutschland neben Entwicklungspfaden 
für den Stromverbrauch und die Elektromobilität auch technologische Potenziale von Er-
zeugungsanlagen und Speicherkonzepten (vgl. DLR et al. 2012, 4 ff.). Für eine elementare 
Betrachtung der Auswirkungen steigender Anteile erneuerbarer Energien für die deutschen 
Strommärkte spielen diese Faktoren jedoch lediglich eine untergeordnete Rolle und werden 
daher in den weiteren Überlegungen dieses Kapitels nicht berücksichtigt. 
Die Bundesregierung hat in ihrem Energiekonzept feste Ausbauziele erneuerbarer 
Energien in Deutschland für einen Zeithorizont bis zum Jahr 2050 quantifiziert. Demnach 
soll der Anteil regenerativer Erzeugungsanlagen am Bruttostromverbauch 
 bis zum Jahr 2020 mindestens 35 Prozent, 
 bis zum Jahr 2030 mindestens 50 Prozent, 
 bis zum Jahr 2040 mindestens 65 Prozent und 
 bis zum Jahr 2050 mindestens 80 Prozent betragen. 
Diesen Ansprüchen folgend, decken erneuerbare Energien nach einem Szenario des BMU 
– im Folgenden Referenzszenario – im Jahr 2020 bereits 41 Prozent des deutschen Brutto-
stromverbrauchs. Dieser Anteil steigt bis zum Jahr 2030 auf 63 Prozent, bis zum Jahr 2040 
auf 76 Prozent und bis zum Jahr 2050 sogar auf 85 Prozent an (vgl. DLR et al. 2012, 105). 
Wasserkraft, Windenergie, Photovoltaik, Biomasse und Geothermie unterscheiden sich 
bezüglich ihrer technologischen Kenngrößen und Randbedingungen zum Teil stark. Daher 
besitzt die zukünftige Zusammensetzung des Kraftwerksparks einen nicht unerheblichen 
Einfluss auf eine qualitative Betrachtung potenzieller Auswirkungen erneuerbarer Energien 
für die deutschen Strommärkte. In Abbildung 9 ist die Entwicklung installierter Stromleis-
tungen regenerativer Erzeugungstechnologien nach dem Referenzszenario des BMU dar-
gestellt. Demzufolge werden in den kommenden Jahrzehnten hauptsächlich Anlagen zur 
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Stromerzeugung die deutsche Elektrizitätsversorgung dominieren, welche auf der Nutzung 
von Wind- oder Sonnenenergie basieren (vgl. BMWi 2010, 7 ff.). 
 
Abbildung 9 Entwicklung installierter Kapazitäten erneuerbarer Energien bis 2050 
Quelle: eigene Darstellung, Daten BMU, vgl. DLR et al. 2012, 116 
Nach dem in Abbildung 9 dargestellten Referenzszenario des BMU werden Windenergie-
anlagen im Jahr 2050 mit 46,3 Prozent den größten Anteil installierter Kapazitäten erneu-
erbarer Kraftwerke besitzen. Offshore-Windparks mit meist großen Erzeugungsleistungen 
gewinnen hierbei zunehmend an Bedeutung und steigern ihren relativen Anteil an der ins-
gesamt installierten Windenergiekapazität von 0,3 Prozent im Jahr 2010 auf 37,5 Prozent 
bis zum Jahr 2050 (vgl. DLR et al. 2012, 116). Daneben gilt die Photovoltaik mit einem 
Anteil von 37,6 Prozent an der installierten Gesamtkapazität erneuerbarer Kraftwerke im 
Jahr 2050 als zweitwichtigste, dargebotsabhängige Erzeugungstechnologie. Die verfügba-
ren Leistungen von Wasserkraftwerken bleiben hingegen über die kommenden Jahrzehnte 
weitgehend konstant und besitzen zusammen mit der Stromerzeugung von Geothermie- 
und Biomassekraftwerken einen vergleichsweise geringen Anteil an der Systemkapazität. 
Darüber hinaus wird sich der Import erneuerbarer Erzeugungsleistungen aus dem europäi-
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3.1 Qualitative Merkmale eines Elektrizitätssystems mit hohen 
Anteilen erneuerbarer Energien 
Ein massiver Ausbau erneuerbarer Erzeugungstechnologien hat nicht zuletzt entscheiden-
den Einfluss auf wesentliche, marktbezogene Eigenschaften einer Stromversorgung. Zu-
gleich verändern sich die Rahmenbedingungen für die vorherrschende Ausgestaltung der 
deutschen Strommärkte. Tabelle 2 umfasst hierzu verschiedene marktrelevante Merkmale 
einer Erzeugungsstruktur und erklärt deren jeweilige Bedeutung für das Marktdesign. Da-
rauf aufbauend werden im Folgenden qualitative Ausprägungen dieser Merkmale für ein 
Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien untersucht und bewertet. 
Tabelle 2 Marktdesignrelevante Merkmale einer Erzeugungsstruktur 
Merkmal Definition Bedeutung für das Marktdesign 
Kostenstruktur 
Anteil der Kapital- und Betriebskosten 
an den Gesamtkosten und resultieren-
de Grenzkosten 
Grenzkosten bilden die Basis für die 
Preisbildung auf dem Großhandels-
markt für Strom 
Regelbarkeit 
Möglichkeit der Regulierung oder 
aktiven Beeinflussung der Stromer-
zeugung 
Regelbarkeit ist wesentlich für den 
Handel mit standardisierten Produkten 
sowie für die Teilnahme am Regel-
energiemarkt 
Vorhersagbarkeit 
Grad zu dem die Stromerzeugung für 
einen bestimmten Zeitraum hinrei-
chend prognostizierbar ist 
Vorhersagbarkeit ist wichtig zur 
Reduzierung von Regelenergiebedarf 





Bedarf zusätzlicher Netzinfrastruktur 
und Maßnahmen zur Vermeidung von 
Netzengpässen sind von Kraftwerks-
standorten abhängig 
Capacity Credit 
Prozentsatz der Nennkapazität der zur 
Deckung der Spitzenlast zur Verfügung 
steht und daher zur gesicherten 
Leistung beiträgt 
Markt muss ausreichende Investitions-
signale aussenden, falls eine höhere 
installierte Gesamtkapazität benötigt 
wird 
Flexibilität 
Fähigkeit auf Veränderungen von An-
gebot und Nachfrage durch Bereit-
stellung von Systemdienstleistungen 
reagieren zu können 
Flexibilität ist zur Teilnahme am Regel-
energiemarkt erforderlich 
Eigentümerstruktur Vielfalt von Kraftwerksbetreibern 
Marktregeln müssen für unter-
schiedliche Marktteilnehmer ange-
passt werden 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Winkler und Altmann 2012, 79 
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Die dargebotsabhängige Nutzung regenerativer Energiequellen zur Stromerzeugung besitzt 
im Vergleich zu konventionellen Erzeugungstechnologien eine elementar unterschiedliche 
Kostenstruktur. Dies betrifft insbesondere die in Deutschland favorisierten Ausbautechno-
logien der Windenergie und Photovoltaik. Unter den erneuerbaren Energien verfügen 
lediglich Biomasse- und Biogaskraftwerke über Brennstoff- und CO2-Kosten und somit 
über signifikante variable Kostenanteile. Bei einer grenzkostenbasierten Preisbildung für 
elektrische Energie auf den deutschen Strommärkten werden fluktuierende Erzeugungs-
anlagen deshalb immer prioritär zur Lastdeckung eingesetzt, bevor auf regelbare Kraft-
werkstechnologien zurückgegriffen wird (vgl. SRU 2011, 171). Im derzeitigen Marktde-
sign führen jedoch vor allem konventionelle Kraftwerke mit nicht vernachlässigbaren 
Grenzkosten zu positiven Marktpreisen für elektrische Energie (vgl. Winkler und Altmann 
2012, 79). Bei einem entsprechenden Zubau erneuerbarer Energien nach dem Referenz-
szenario des BMU verändert sich folglich die zugrunde liegende Kostenstruktur der 
Erzeugungsstruktur in Deutschland fundamental. 
Die Dargebotsabhängigkeit der Einspeisung elektrischer Energie aus Windenergie- und 
Photovoltaikanlagen führt darüber hinaus zu einer bedingten Regulierbarkeit der Stromer-
zeugung. Lediglich die Nutzung von Wasserkraft, Geothermie, Biomasse und Biogas bietet 
die Möglichkeit, Strom auf Abruf zu produzieren und verfügt somit über eine mit konven-
tionellen, regelbaren Kraftwerken vergleichbare Einspeisecharakteristik. Folglich wird es 
in einem Elektrizitätssystem mit hohen Erzeugungsanteilen, die auf Windenergie oder Pho-
tovoltaik basieren, zukünftig schwieriger sein, ohne den Einsatz regulierender Maßnahmen 
dem charakteristischen Lastprofil zu folgen. In diesem Zusammenhang steht u.a. ein Zubau 
von Stromspeichern, welcher in Kapitel 5.2 detailliert behandelt wird. 
Prognosefehler bei der Vorhersage von Windgeschwindigkeiten und solarer Einstrahlung 
sowie die stochastische Einspeisecharakteristik dargebotsabhängiger Energien gelten 
außerdem als mögliche Ursachen für Fahrplanabweichungen (vgl. Kapitel 2.2.3). So 
werden selbst bei einer wesentlichen Verbesserung der Prognosequalität zukünftig 
substanzielle Auswirkungen durch fehlerhafte Einspeiseprognosen dargebotsabhängiger 
Erzeugungstechnologien für den Day-Ahead-Handel der Strombörse bestehen bleiben (vgl. 
Weber 2010, 3160). Ein massiver Ausbau fluktuierender Energien führt angesichts der 
begrenzten Prognostizierbarkeit zu einer enormen Herausforderung für den Handel mit 
standardisierten Produkten auf den Strommärkten. Fahrplanabweichungen und ein erhöhter 
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Regelenergiebedarf verursachen zudem steigende Systemkosten und beeinflussen somit die 
Gesamteffizienz des Elektrizitätssystems innerhalb eines Versorgungsgebietes. 
Standortspezifische Anforderungen erneuerbarer Energien variieren je nach zugrunde lie-
gender Technologie stark. So sind die potenziellen Standorte von Geothermie- und Was-
serkraftwerken sowie Offshore-Windparks geographisch klar begrenzt. Biogas- und Bio-
massekraftwerke können hingegen weitgehend standortunspezifisch betrieben werden. 
Lediglich die jeweilige Energiedichte des Brennstoffs beschränkt die wirtschaftliche 
Reichweite des Materialtransportes und somit mögliche Anlagenstandorte. Ebenso ist der 
Betrieb von Onshore-Windenergie- und Photovoltaikanlagen prinzipiell flexibel bezüglich 
des Kraftwerksstandorts. Jedoch bieten bestimmte Regionen bessere meteorologische Vo-
raussetzungen und ermöglichen dementsprechend ein größeres Erlöspotenzial und somit 
auch eine kostengünstigere Bereitstellung elektrischer Energie. Im Hinblick auf eine hohe 
Effizienz des Elektrizitätssystems sind die Standorte fluktuierender Erzeugungsanlagen 
demnach an das jeweilige Dargebot gebunden und dadurch nur begrenzt flexibel. Da aller-
dings auch konventionelle Kraftwerke durchaus über standortspezifische Anforderungen 
verfügen, wird sich infolge steigender Anteile erneuerbarer Energien vor allem die geogra-
phische Struktur des Kraftwerksparks ändern (vgl. Winkler und Altmann 2012, 81). 
Der Capacity Credit von Windenergie- und Photovoltaikanlagen ist in der Regel sehr nied-
rig (vgl. Tabelle 1, 9). Dementsprechend gering fallen auch deren jeweilige Beiträge zur 
gesicherten Leistung des Elektrizitätssystems aus. Um eine ausreichend hohe Versorgungs-
sicherheit zu gewährleisten, sind in Zukunft somit deutlich höhere installierte Kapazitäten 
bzw. die flankierende Umsetzung von Speicherkonzepten und Maßnahmen zur flexiblen 
Laststeuerung erforderlich (vgl. Gross et al. 2006, 23). 
Die Flexibilität regenerativer Stromerzeugung bedarf ebenfalls einer diversifizierten tech-
nologischen Betrachtung. So besitzen Wind- und Wasserkraftwerke sowie Photovoltaikan-
lagen jeweils eine hohe Flexibilität bezüglich ihrer technischen Fähigkeiten zur Reduzie-
rung des Kraftwerksoutputs. Pumpspeicherkraftwerke zeichnen sich hingegen durch eine 
sehr flexible Regulierung der Erzeugung aus und auch Biomasse- und Biogaskraftwerke 
bieten je nach technologischer Ausprägung die Möglichkeit den Kraftwerksoutput beliebig 
zu variieren (vgl. Winkler und Altmann 2012, 81). Folglich führt der Ausbau erneuerbarer 
Energien einerseits zu einer flexiblen Bereitstellung negativer Regelleistung, andererseits 
stellt vor allem die Vorhaltung positiver Regelenergie zukünftig eine Herausforderung dar 
(vgl. Winkler und Altmann 2012, 81). 
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Zuletzt verfügt ein Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen regenerativer Energien über eine 
veränderte Eigentümerstruktur im Vergleich zu einem System auf Basis konventioneller 
Großkraftwerke. Technologische Merkmale erneuerbarer Energien, wie beispielsweise der 
Betrieb von Photovoltaiksystemen auf Gebäudeflächen, ermöglichen einer Vielzahl unter-
schiedlicher Akteure am Stromhandel zu partizipieren. Demnach werden dezentrale Erzeu-
gungsanlagen und kleine Kraftwerkseinheiten zukünftig zu einer großen Anbietervielfalt 
führen und eine wichtige Rolle im Marktdesign spielen (vgl. Erge und Sauer 2010, 28). In 
diesem Zusammenhang steht vor allem die zukünftige Gestaltung der Marktregeln im 
Fokus. So müssen u.a. potenzielle Transaktionskosten auf den Strommärkten für unter-
schiedliche Teilnehmer angepasst werden, um eine hohe Systemeffizienz zu erreichen. 
3.2 Auswirkungen steigender Anteile erneuerbarer Energien für 
die deutschen Strommärkte 
Die sich wandelnde Erzeugungsstruktur durch den Zubau von EEG-geförderten Anlagen 
hat schon heute wahrnehmbare Auswirkungen für die deutschen Strommärkte. So reicht 
die gegenwärtig installierte Kapazität erneuerbarer Energien bereits aus, um die deutsch-
landweit nachgefragte Strommenge in Schwachlastzeiten zu decken (vgl. Kapitel 2.1.1). 
Dies liegt nicht zuletzt daran, dass der Ausbau erneuerbarer Erzeugungsanlagen in den 
letzten Jahren selbst optimistische Prognosen meist übertroffen hat. So geht auch das Refe-
renzszenario des BMU von einem zukünftigen Kapazitätszubau regenerativer Technolo-
gien oberhalb der quantifizierten Mindestziele der Bundesregierung aus. Jedoch entspricht 
eine derartig technologiespezifische Förderung von Nachhaltigkeit und Umweltverträg-
lichkeit bei einem steigenden Marktanteil nicht zwingend dem Grundgedanken eines 
marktliberalen Wettbewerbs (vgl. Ehlers 2011, 155). 
In diesem Zusammenhang können, ausgehend von den marktdesignrelevanten Merkmalen 
einer regenerativen Erzeugungsstruktur (vgl. Kapitel 3.1), Rückschlüsse auf qualitative 
Folgen für das aktuelle Marktsystem gezogen werden. Tabelle 3 zeigt hierzu eine Über-
sicht potenzieller Auswirkungen steigender Anteile erneuerbarer Energien für die deut-
schen Strommärkte, die im weiteren Verlauf dieses Kapitels näher untersucht werden. So 
werden insbesondere rein technische Auswirkungen der regenerativen Stromeinspeisung 
im Rahmen der vorliegenden Arbeit nicht weiter betrachtet, da diese in einem desintegrier-
ten Marktsystem in der Regel keinen Einfluss auf die wettbewerbliche Finanzierung von 
Erzeugungsanlagen besitzen. 
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Tabelle 3 Potenzielle Auswirkungen einer Marktintegration erneuerbarer Energien 
Auswirkungen für den 
Großhandelsmarkt für Strom 
Zugrunde liegende Merkmale 
einer erneuerbaren Erzeugungsstruktur 
Verringerung der durchschnittlichen Marktpreise 
am Großhandelsmarkt für Strom 
Veränderte Kostenstruktur  
Erhöhte Volatilität der Marktpreise am Großhan-
delsmarkt für Strom 
Veränderte Kostenstruktur, geringere Vorhersag-
barkeit, geringere Regelbarkeit 
Veränderte Lastprofile regelbarer Kraftwerke 
→ marktpreisbestimmende Residuallast 
Veränderte Kostenstruktur, geringere Vorhersag-
barkeit, geringere Regelbarkeit 
Erhöhter Bedarf an Systemdienstleistungen und 
an Fahrplananpassungen 
Geringere Vorhersagbarkeit, geringere Regelbar-
keit, geringere Flexibilität 
Erfordernis unterschiedliche Akteure in den 
Großhandelsmarkt für Strom zu integrieren 
Veränderte Eigentümerstruktur 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Winkler und Altmann 2012, 82 
Im Hinblick auf die zentrale Fragestellung der vorliegenden Arbeit – inwiefern fluktuie-
rende Erzeugungsanlagen zukünftig eine Vollkostendeckung auf den Strommärkten erzie-
len können – werden im Folgenden zuerst grundlegende Wettbewerbseffekte infolge stei-
gender Anteile erneuerbarer Energien beschrieben. Anschließend wird der inhärente Preis- 
und Verteilungseffekt regenerativer Kraftwerkstechnologien auf den deutschen Großhan-
delsmarkt für Strom detailliert untersucht. 
3.2.1 WETTBEWERBSEFFEKTE 
In Deutschland wird elektrische Energie aus erneuerbaren Erzeugungsanlagen nach den 
Richtlinien des EEG von den ÜNB verpflichtend abgenommen und vorrangig in das Über-
tragungsnetz eingespeist. Die Entlohnung regenerativ erzeugter Strommengen erfolgt nach 
festgelegten Vergütungssätzen und sichert aus diesem Grund eine Vollkostendeckung der 
Stromgestehung (vgl. Winkler und Altmann 2012, 86). So ist insbesondere der vorherr-
schende Marktpreis irrelevant für das ökonomische Handeln eines nach dem EEG vergüte-
ten Kraftwerksbetreibers. Darüber hinaus sind ausreichende Investitionen in die Erzeu-
gungsstruktur angesichts einer garantierten Refinanzierung sichergestellt und das Problem 
mangelnder Investitionsanreize wird vermieden. Zweck dieser marktunabhängigen Förde-
rung erneuerbarer Energien war es ursprünglich regenerative Erzeugungstechnologien, 
trotz wirtschaftlicher Nachteile gegenüber konventionellen Kraftwerken, in den Markt ein-
zuführen. Zudem ermöglicht eine gesetzliche Festlegung der Vergütungssätze theoretisch 
eine kontrollierte Entwicklung der Gestehungskosten. So könnten beispielsweise durch 
Herausforderungen hoher Anteile erneuerbarer Energien für die deutschen Strommärkte 
 
36 
eine Verpflichtung der Anbieter, über erwirtschaftete Erlöse Rechenschaft abzulegen, 
wertvolle Lerneffekte gewonnen werden und infolgedessen mittels einer Degression der 
Vergütungssätze ambitionierte Preisziele verfolgt werden (vgl. Skea et al. 2011, 19). 
Jedoch bewirkt eine marktunabhängige Technologieförderung bei steigendem Marktanteil 
zwangsläufig Ineffizienzen, etwa infolge unwirtschaftlicher Betriebszustände konventio-
neller Kraftwerke durch den Vorrang fluktuierender Stromeinspeisung (vgl. Ehlers 2011, 
160). So führte beispielsweise eine außerordentliche Starkwindfront mit sehr hoher Wind-
energieeinspeisung am 25. und 26. Dezember 2009 – einem typischerweise lastschwachen 
Zeitraum – zu einem enormen Bedarf an negativer Regelleistung infolge überschüssig er-
zeugter Strommengen (vgl. 50Hertz Transmission GmbH 2010, 3). Außergewöhnlich hohe 
Einspeisewerte hatten damals alleine in der Regelzone der 50Hertz Transmission GmbH 
zeitweise einen notwendigen Abtransport von über 3.000 MW überschüssig erzeugter 
Energie zur Folge (vgl. 50Hertz Transmission GmbH 2010, 8). Die Umsetzung geeigneter 
Maßnahmen zum Ausgleich derartiger Leistungsüberschüsse innerhalb des Übertragungs-
netzes obliegt in Deutschland den jeweiligen ÜNB. Bereits heute führen Spitzenwerte der 
Windenergieeinspeisung zeitweise dazu, dass bis zu 60 Prozent der Nachfrage durch soge-
nannte Redispatch-Maßnahmen
13
 gedeckt werden müssen (vgl. Ehlers 2011, 158). Ein 
verstärkter Zubau von Windenergie- und Photovoltaikanlagen wird im derzeitigen Markt-
design demnach eine erhöhte Anzahl netzbezogener Markteingriffe verursachen. So 
werden zukünftig sowohl potenzielle Probleme infolge überschüssiger Leistungserzeugung 
an Bedeutung gewinnen als auch die Systemkosten ansteigen. Als Konsequenz können 
Marktverzerrungen zu negativen Strompreisen an der Strombörse führen. So lag beispiels-
weise der Marktpreis am Spotmarkt der EEX am 04. Oktober 2009 zwischen 02:00 Uhr 
und 03:00 Uhr bei minus 500,02 Euro pro Megawattstunde (MWh) (vgl. Nicolosi et al. 
2010, 36). Als Grund für das Auftreten derart negativer Marktpreise im kurzfristigen 
Handel gilt in erster Linie die Trägheit der Leistungsanpassung infolge vermiedener An- 
und Abfahrvorgänge des konventionellen Kraftwerksparks (vgl. Nicolosi et al. 2010, 51). 
Ein steigender Anteil erneuerbarer Energien wirkt sich über die EEG-Umlage direkt auf 
die Bildung bzw. die Höhe des Endkundenpreises für elektrische Energie aus. Der Strom-
preis auf dem Großhandelsmarkt bildet sich dagegen unabhängig von den langfristigen 
                                                 
 
13
  Redispatch-Maßnahmen sind Eingriffe der ÜNB in das Fahrplanmanagement von Erzeugungsanlagen, 
um das Auftreten von Bilanzungleichgewichten zu vermeiden. 
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Grenzkosten EEG-geförderter Anlagen anhand der zur Verfügung stehenden konventionel-
len Kraftwerke (vgl. Ehlers 2011, 161). In diesem Zusammenhang wird die geförderte Fi-
nanzierung erneuerbarer Energien über das EEG bei steigendem Anteil regenerativer Er-
zeugungskapazitäten und gleichzeitig sinkendem Marktpreis für Strom systematisch an-
steigen und somit an politische Grenzen stoßen (vgl. Lebrich und Hauser 2012, 9). Grund-
sätzlich führt die Diskrepanz zwischen wettbewerblicher Marktpreisbildung und preisun-
elastischem Kapazitätszubau erneuerbarer Energien zu enormen Auswirkungen für die 
marktwirtschaftlich geregelten Bestandteile der Strommärkte. Ein exogener Markteingriff 
dieses Ausmaßes ist nicht mit einer endogenen Marktveränderung durch Innovationen ver-
gleichbar und führt für einen Teil der Marktteilnehmer zwangsläufig zu kalkulierbaren 
Verlusten, welche nicht auf das Marktdesign zurückzuführen sind (vgl. Ehlers 2011, 162). 
Die Einspeisung dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen wirkt aus Sicht des konventio-
nellen Kraftwerksparks wie eine stochastische Verminderung der nachgefragten Strom-
menge. Die Entstehung dieser sogenannten Residuallast, d.h. der resultierenden Nachfrage, 
beruht direkt auf einer Überdeckung von fluktuierender EEG-Einspeisung und zeitlichem 
Lastprofil. Vor diesem Hintergrund besitzen Offshore-Windparks durch vergleichsweise 
geringfügig schwankende und durchschnittlich hohe Windgeschwindigkeiten auf See gute 
Voraussetzungen für eine konstante Einspeisung über einen längeren Zeitraum und somit 
die am besten geeignete Einspeisecharakteristik unter den dargebotsabhängigen Energien 
(vgl. Ehlers 2011, 157). Allerdings verursachen Offshore-Windparks angesichts einer 
aufwändigen Anbindung an das Übertragungsnetz sowie einer grundsätzlichen Lastferne 
der Kraftwerke hohe Kosten zur Systemintegration. Onshore-Windkraftwerke verfügen in 
Anbetracht stark schwankender Winde auf Land über ein volatileres Einspeiseprofil und 
erreichen saisonal betrachtet vor allem in Wintermonaten hohe Einspeisewerte. Grund-
sätzlich bewirkt die intermittierende Windenergieeinspeisung hohe Systemkosten infolge 
eines erhöhten Regelenergiebedarfes und notwendiger Redispatch-Maßnahmen. Die vom 
Dargebot der Sonnenstrahlung abhängigen Photovoltaikanlagen verzeichnen hingegen 
insbesondere in Sommermonaten eine durchschnittlich hohe Einspeisung. Darüber hinaus 
weist die Solarstromerzeugung eine hohe Volatilität auf, welche nur begrenzt durch ein 
entsprechendes Einspeisemangement abgeschwächt werden kann. Ein System mit hohen 
Anteilen an Photovoltaikanlagen erfordert somit einen entsprechend flexiblen Kapazitäts-
bedarf zur Deckung der verbleibenden Restlast. Darüber hinaus bedingen enorme Zusatz-
kosten durch die Netzeinspeisung dezentraler Anlagen die derzeit höchsten Systemkosten 
aller Kraftwerkstechnologien, was letztlich zu einer beschränkten Zubaufähigkeit von 
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Photovoltaikanlagen in Deutschland führt (vgl. Ehlers 2011, 157 ff.). Zudem besitzt die 
Stromerzeugung einer Photovoltaikanlage aufgrund des charakteristischen Einspeiseprofils 
mit hohen Einspeisewerten in saisonal lastschwachen Sommermonaten eine nachteilige 
Wirtschaftlichkeit im Vergleich zu anderen erneuerbaren Energien. 
Prinzipiell ist die dargebotsabhängige Stromeinspeisung durch verschiedene tageszeitliche, 
saisonale und geographische Prognosen bis zu einem gewissen Maße vorhersagbar. Jedoch 
führen neben fehlerhaften Prognoseverfahren vor allem mangelnde Informationen über den 
langfristigen Einfluss fluktuierender Energiequellen auf die Stromerzeugung zu einer 
großen Unsicherheit. Nach Daten des Deutschen Wetterdienstes liegt die Schwankungs-
breite der mittleren Windgeschwindkeit zwischen den Jahren bei etwa 16 Prozent und die 
Anzahl der Sonnenstunden pro Jahr schwankt sogar um bis zu 30 Prozent (vgl. Ehlers 
2011, 164). Dies hat nicht zuletzt über eine unsichere Marktpreisentwicklung direkten 
Einfluss auf die langfristige Kapazitätsplanung. Demnach gelten die Rahmenbedingungen 
der klassischen Rentabilitätsrechnung für den Leistungszubau nicht mehr bzw. müssen 
erweitert werden. Zusätzlich gestaltet sich der langfristige Handel auf den Strommärkten – 
so zum Beispiel auf dem Terminmarkt – hierdurch schwieriger. Die mangelnde Sicherheit 
bezüglich des intermittierenden Einflusses dargebotsabhängiger Energiequellen wird 
zukünftig in Form einer Risikoprämie abgefangen werden müssen. Infolgedessen haben 
Betreiber fluktuierender Erzeugungsanlagen sowohl im börslichen Terminhandel mit 
standardisierten Produkten als auch bei bilateralen Transaktionen einen wettbewerblichen 
Nachteil gegenüber Betreibern regelbarer Kraftwerke. Anbieter dargebotsabhängiger 
Energie sind daher hauptsächlich auf den Spotmarkt der Strombörse angewiesen, um eine 
Deckung ihrer Vollkosten zu erreichen. Als Konsequenz wird der kurzfristige Handel mit 
flexiblen Produkten zukünftig an Bedeutung gewinnen. 
Dargebotsabhängige Anlagen zur Stromerzeugung werden aufgrund vernachlässigbarer 
Grenzkosten prioritär zur Deckung des täglichen Lastganges eingesetzt. In Abbildung 10 
ist hierzu die Lastdeckung im tageszeitlichen Verlauf für eine Stromversorgung mit sehr 
hohen Windenergieanteilen schematisch dargestellt. Bei einer massiv steigenden Einspei-
sung fluktuierender Erzeugungsanlagen verändert sich somit die grundlegende Einsatzent-
scheidung konventioneller Kraftwerke (vgl. SRU 2011, 171). So müssen regelbare Kraft-
werke in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien vorrangig 
die zur Deckung der verbleibenden Residuallast notwendige Leistung entsprechend 
kurzfristig bereitstellen (vgl. Abbildung 10). Folglich entstehen in Zeiten mit hoher 
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Residuallast – Situationen mit hoher Nachfrage und niedrigem Angebot – hohe Markt-
preise am Großhandelsmarkt für Strom, in Zeiten mit niedriger Residuallast entsprechend 
niedrige Marktpreise. Vor diesem Hintergrund speisen Windenergieanlagen zukünftig ihre 
Energie vor allem in Zeiten mit niedrigen Marktpreisen ein. Aus diesem Grund besitzen 
Anbieter von Windenergie im derzeitigen Marktdesign unter der Annahme sehr hoher 
Windenergieanteile und einer preisunelastischen Stromnachfrage nur begrenzte Erlös-
möglichkeiten auf den deutschen Strommärken. 
 
Abbildung 10 Schema der täglichen Lastdeckung bei hohem Windenergieanteil 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. SRU 2011, 172 
Photovoltaikanlagen profitierten in der Vergangenheit aufgrund ihres charakteristischen 
Einspeiseprofils und der hohen Stromnachfrage in der Mittagszeit vor allem von den 
sogenannten Mittagspreisspitzen. Dies war jedoch vor allem in Anbetracht einer geringen 
Photovoltaikeinspeisung möglich. Bei einer stark ansteigenden Nutzung der Solarstrom-
erzeugung werden aufgrund einer einhergehenden Verminderung der Residuallast in 
Zeiten mit hohen fluktuierenden Einspeiseanteilen die entsprechenden Marktpreise in der 
Mittagszeit absinken. In Abbildung 11 ist hierzu die Lastdeckung im tageszeitlichen Ver-
lauf für eine Stromversorgung mit sehr hohen Photovoltaikanteilen schematisch dargestellt. 
Infolgedessen können Betreiber von Photovoltaikanlagen in Zeiten, in denen sie dargebots-
abhängig einspeisen, nur geringe Erlöse erwirtschaften. Unabhängig von einer weiteren 
Entwicklung der Gestehungskosten, führen sehr niedrige realisierbare Marktpreise und 
somit gleichzeitig geringe Erlöse für Betreiber fluktuierender Solarstromanlagen voraus-
sichtlich zu einer erschwerten Vollkostendeckung im derzeitigen Marktdesign. 
Leistung  
Zeit 










Abbildung 11 Schema der täglichen Lastdeckung bei hohem Photovoltaikanteil 
Quelle: eigene Darstellung 
Unter Vernachlässigung einer Internalisierung externer Effekte der Stromerzeugung
14
 führt 
die marktunabhängige Integration erneuerbarer Energien zu erheblichen Wettbewerbsver-
zerrungen auf den deutschen Strommärkten. Insbesondere Zusatzkosten durch Redispatch-
Maßnahmen, die Regelenergiebereitstellung sowie die Abschaltung von EEG-geförderten 
Erzeugungsanlagen zu negativen Preisen führen in einem Elektrizitätssystem mit steigen-
den Anteilen erneuerbarer Energien zu hohen Systemkosten (vgl. Ehlers 2011, 164). 
Darüber hinaus bewirkt ein fehlender Wettbewerb mit konkurrierenden CO2-Vermeidungs-
technologien und der von Marktanreizen unabhängige Zubau regenerativer Kapazitäten 
tendenziell eine ineffiziente und unsichere Marktentwicklung. Nach dem Grundsatz eines 
gesamtwirtschaftlichen Wohlfahrtsoptimums ist jedoch eine Einbeziehung von Externalitä-
ten unbedingt erforderlich (vgl. Varian 2011, 719 ff.). Berücksichtigt man demnach exter-
ne Effekte der Stromerzeugung, wie zum Beispiel Umweltschäden und deren einhergehen-
de Folgen, existieren auch ohne eine marktunabhängige Förderung erneuerbarer Energien 
Ineffizienzen bzw. Verzerrungen auf den Strommärkten. So verursacht die Stromerzeu-
gung auf Basis konventioneller Technologien enorme Umweltbelastungen, die bislang 
nicht umfassend in Form externer Zusatzkosten internalisiert werden (vgl. Breitschopf und 
Diekmann 2010, 32 f.). In diesem Zusammenhang stellt die Förderung erneuerbarer Ener-
gien durch das EEG in erster Linie eine Maßnahme zur Verminderung externer Effekte 
bzw. eine Lösung für das Marktversagen der konventionellen Stromversorgung dar. Aus 
                                                 
 
14
  Externe Effekte der konventionellen Stromerzeugung sind u.a. Klimaveränderung, Anstieg der Treib-
hausgasemissionen, Luft- und Gewässerverschmutzung sowie Bodenbelastung (vgl. Krewitt 2008, 8). 
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diesem Grund müssen für eine uneingeschränkte Bewertung der Wettbewerbseffekte er-
neuerbarer Energien gleichermaßen die Aspekte Versorgungsicherheit, technologischer 
Fortschritt und Verminderung externer Umweltkosten berücksichtigt werden (vgl. 
Breitschopf und Diekmann 2010, 33). 
3.2.2 MARKTPREISEFFEKTE 
Der Marktpreiseffekt erneuerbarer Energien auf den deutschen Strommärkten basiert auf 
der markttheoretischen Überlegung, dass dargebotsabhängige Windenergie- und Photovol-
taikanlagen aufgrund vernachlässigbarer Grenzkosten prioritär zur Lastdeckung eingesetzt 
werden. In der Wissenschaft wird generell zwischen einem direkten und einem indirekten 
Preiseffekt unterschieden (vgl. Bode und Groscurth 2006, 12). Hierbei hat vor allem der 
direkte Strompreiseffekt – der sogenannte Merit-Order-Effekt – wesentliche Auswirkungen 
auf den Preisbildungsmechanismus am Spotmarkt der Strombörse (vgl. Abbildung 6, 19) 
sowie die resultierenden Marktpreise für elektrische Energie. 
 
Abbildung 12 Auswirkungen zusätzlicher EEG-Kapazitäten auf die Merit-Order 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Bode und Groscurth 2006, 13 
In Abbildung 12 ist der Merit-Order-Effekt infolge eines zusätzlichen Stromangebotes in 
Form von EEG-vergüteten Erzeugungskapazitäten dargestellt. Unter der Annahme eines 
vollkommenen Marktes, würde der Vertrieb über den Spotmarkt der Strombörse in diesem 
Fall zu den kurzfristigen Grenzkosten von 0 €/MWh erfolgen (vgl. Bode und Groscurth 
2006, 12). Infolgedessen verschiebt sich die aggregierte Angebotsfunktion um den Betrag 
der zusätzlichen EEG-Kapazität nach rechts und führt zu einem neuen Schnittpunkt mit der 
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derjenige ohne zusätzliche EEG-Kapazität am Markt. Derselbe Effekt würde sich bei 
einem theoretischen Vertrieb EEG-vergüteter Erzeugungskapazitäten vor Beginn des 
Börsenhandels einstellen (vgl. Bode und Groscurth 2006, 12). In diesem Fall reduziert sich 
die Stromnachfrage um den EEG-Kapazitätsbetrag und verschiebt sich entsprechend nach 
links. Die Auswirkungen für den resultierenden MCP sowie die Auswahl der 
bezuschlagten Kraftwerke wären die gleichen wie bei einem Vertrieb der EEG-Kapazitäten 
am Spotmarkt der Strombörse. Demzufolge führt zusätzlicher Strom aus EEG-vergüteten 
Windenergie- oder Photovoltaikanlagen zu sinkenden Preisen elektrischer Energie am 
Spotmarkt der Strombörse. Nach einer Modellrechnung betrug die durchschnittliche 
Absenkung des Phelix Day Base
15
 am Spotmarkt der EEX durch die Stromeinspeisung 
erneuerbarer Erzeugungsanlagen im Jahr 2010 etwa 5,3 €/MWh (vgl. Sensfuß 2011, 9). 
Formel zur Berechnung des theoretischen Merit-Order-Effektes 
                  ∑{   (                     )}
    
   
 
Legende: D = Nachfrage, P = Marktpreis, h = Stunde 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Sensfuß 2011, 5 
Die quantitative Bestimmung des Merit-Order-Effektes gestaltet sich allerdings aufgrund 
verschiedener Einflussfaktoren äußerst schwierig. Nachfrage und Angebot am Spotmarkt 
der Strombörse variieren stündlich und werden von einer Vielzahl stochastischer und 
unsicherer Faktoren beeinflusst (vgl. Kapitel 2.1.1 bzw. Kapitel 2.1.2). So hängt die 
Quantität des mittleren Marktpreiseffektes u.a. entscheidend von Menge und Elastizität des 
dargebotsabhängigen Energieangebotes sowie der Lastentwicklung ab (vgl. Bode und 
Groscurth 2006, 12). Die Berechnung des Merit-Order-Effektes ergibt sich – wie in 
vorstehender Formel ersichtlich – aus der jährlichen Summe der Differenzen zwischen den 
stündlichen Marktpreisen mit und ohne EEG-Einspeisung, gewichtet mit der jeweiligen 
stündlichen Stromnachfrage. Nach einer Modellrechnung betrug das Gesamtvolumen des 
Merit-Order-Effektes im Jahr 2010 demnach etwa 2,8 Milliarden Euro (vgl. Sensfuß 2011, 
9). Herausforderung und zugleich wissenschaftlicher Diskurs ist hierbei eine geeignete 
Marktpreisbestimmung ohne EEG-Einspeisung vor dem Hintergrund einer inhärenten 
                                                 
 
15
  Phelix Day Base steht für Physical Electricity Index und ist der von der EEX AG täglich veröffentlichte 
Spotmarktpreisindex für Grundlast im Marktgebiet Deutschland/Österreich (vgl. EPEX SPOT SE 2012). 
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Veränderung des konventionellen Kraftwerksparks infolge der prioritären Einspeisung 
elektrischer Energie aus EEG-geförderten Erzeugungsanlagen. 
Wissenschaftlich umstritten sind die Auswirkungen des Merit-Order-Effektes auf die 
Preisbildung am Terminmarkt. Nach dem Grundsatz der Arbitragefreiheit besteht auf den 
deutschen Strommärkten grundsätzlich nicht die Möglichkeit für einen gewinnbringenden 
Zwischenhandel (vgl. Kapitel 2.2.1). Demzufolge muss der Merit-Order-Effekt in der mitt-
leren Preiserwartung auf dem Terminmarkt berücksichtigt werden (vgl. Sensfuß 2011, 10). 
Unter der Annahme nicht vernachlässigbarer Transaktionskosten und Risikoaufschläge für 
den Handel zwischen Spot- und Terminmarkt würde sich der Effekt jedoch theoretisch 
nicht in vollem Umfang auf die Preisbildung von Termingeschäften auswirken. Allerdings 
profitieren vor allem Betreiber fluktuierender Kraftwerke nicht von einem potenziell 
abgeschwächten Merit-Order-Effekt auf dem Terminmarkt, da sie angesichts eines inter-
mittierenden Stromangebotes wettbewerbliche Nachteile beim Handeln mit langfristigen, 
standardisierten Produkten besitzen. 
Darüber hinaus ist die zukünftige Entwicklung des direkten Preiseffektes erneuerbarer 
Energien schwer zu prognostizieren. So gestaltet sich in erster Linie die bereits angeführte 
Bestimmung der konventionellen Kraftwerksparkstruktur ohne EEG ex-ante sehr komplex 
und ist daher mit erheblichen Unsicherheiten verbunden. Ferner führt ein potenziell 
ansteigender grenzüberschreitender Stromhandel zu einer weiteren Ungewissheit für eine 
langfristige Vorhersage der preissenkenden Wirkung erneuerbarer Energien. Grundsätzlich 
lässt sich festhalten, dass die Berechnung des Merit-Order-Effektes für einen langfristigen 
Zeithorizont sehr unsicher ist und die Höhe des Preiseffektes durch Anpassungen des 
Kraftwerksparks mit der Zeit tendenziell abnimmt (vgl. Sensfuß 2011, 12). 
Der indirekte Marktpreiseffekt erneuerbarer Energien führt ebenfalls zu sinkenden Strom-
preisen am Spotmarkt der Strombörse, folgt jedoch einem anderen Ansatz. Aufgrund der 
linksseitigen Einordnung EEG-vergüteter Kapazitäten innerhalb der Merit-Order, werden 
in der Regel konventionelle Erzeugungsleistungen verdrängt bzw. liegen durch das erhöhte 
Stromangebot oberhalb des Schnittpunktes mit der Nachfragekurve (vgl. Bode und 
Groscurth 2006, 14). Falls es sich in diesem Fall um CO2-emittierende Kraftwerke handelt, 
werden durch die Einspeisung erneuerbarer Energien somit die absoluten CO2-Emissionen 
der Stromerzeugung vermindert. Dies wiederum führt durch eine geringere Nachfrage nach 
CO2-Emissionsrechten zu sinkenden CO2-Marktpreisen (vgl. Bode und Groscurth 2006, 
14). Vor dem Hintergrund einer grenzkostenbasierten Preisbildung auf den Strommärkten 
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haben sinkende CO2-Kosten gleichzeitig einen niedrigeren Marktpreis für elektrische 
Energie zur Folge. Eine quantitative Belegung des indirekten Marktpreiseffektes erneuer-
barer Energien gestaltet sich allerdings äußerst schwierig: So ist zum einen der europäische 
CO2-Emissionsrechtehandel nicht alleine von deutschen Rahmenbedingungen abhängig, 
zum anderen gilt die Bildung und Entwicklung der CO2-Marktpreise bislang als intrans-
parent und unsicher (vgl. Bode und Groscurth 2006, 14). 
Der marktpreissenkende Effekt erneuerbarer Energien führt unter der Annahme einer 
preisunelastischen Nachfrage theoretisch zu verminderten Erlösen für Verkäufer und 
sinkenden Kosten für Ankäufer elektrischer Energie. Diese Gewinnumverteilung in Form 
einer sinkenden Produzentenrente und einer steigenden Konsumentenrente gilt jedoch in 
erster Linie für eine isolierte Betrachtung. Insbesondere die Folgen für das Preisniveau 
privater Endverbraucher sind angesichts einer steigenden EEG-Umlage infolge sinkender 
Marktpreise nicht direkt zu bemessen. Hierzu muss allerdings erwähnt werden, dass der 
Merit-Order-Effekt als Wirkung der politisch motivierten Förderung erneuerbarer Energien 
nicht zu dessen Begründung herangezogen werden kann (vgl. Sensfuß 2011, 14). 
3.3 Wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien auf den 
deutschen Strommärkten 
Im Rahmen des ersten Arbeitsschrittes der vorliegenden Arbeit soll im Weiteren untersucht 
werden, inwiefern sich erneuerbare Energien zukünftig im derzeitigen Marktdesign finan-
zieren können. Hierzu wird insbesondere der Aspekt einer Vollkostendeckung der darge-
botsabhängigen Stromgestehung betrachtet. Anreize zum Bau neuer Erzeugungsanlagen 
basieren in der Regel auf der Perspektive eine Deckung der langfristigen Gestehungskosten 
bzw. eine Refinanzierung der Kraftwerksinvestition realisieren zu können. Unter der An-
nahme ausreichender Erzeugungskapazitäten und einer preisunelastischen Stromnachfrage 
orientiert sich die Marktpreisbildung in einem Energy-Only-Markt – respektive auf dem 
deutschen Großhandelsmarkt für Strom –an den kurzfristigen Grenzkosten der Stromer-
zeugung (vgl. Stoft 2002, 222). In einem perfekten Wettbewerbsmarkt sind daher haupt-
sächlich die variablen Kostenanteile angebotsrelevant, nicht jedoch die langfristigen 
Stromgestehungskosten (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 2). Im aktuellen deutschen Strom-
marktdesign führen allerdings vor allem konventionelle fossile Kraftwerkstechnologien 
angesichts signifikanter Grenzkosten zu positiven Marktpreisen elektrischer Energie und 
infolgedessen zu hinreichend hohen Erlösen für Stromanbieter (vgl. Kapitel 3.2). 
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In diesem Zusammenhang sollen in einem Energy-Only-Markt in erster Linie sogenannte 
Knappheitspreise, die sich unabhängig von einer grenzkostenbasierten Preisbildung infolge 
von Kapazitätsmangel bilden, für Investitionsanreize in neue Erzeugungsleistungen sorgen. 
In der Vergangenheit konnten mehrfach Marktzustände mit Knappheitspreisen beobachtet 
werden. So enthält die in Abbildung 13 dargestellte Preisentwicklung der vergangenen 
Jahre am Spotmarkt der EEX überdurchschnittlich hohe Marktpreisspitzen. Zeitweilige 
Situationen mit Kapazitätsknappheit, als Ursache für sehr hohe Marktpreise und induzierte 
Investitionsanreize, sind in einem Energy-Only-Markt demnach fundamental für einen 
hinreichenden Kapazitätszubau zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit (vgl. Stoft 
2002, 76 f.). In einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien führen 
allerdings die einhergehenden Auswirkungen für den Großhandelsmarkt (vgl. Tabelle 3, 
35) zu veränderten Rahmenbedigungen für eine Deckung der Gestehungskosten sowie für 
die Bereitstellung von Investitionsanreizen in die Erzeugungsstruktur. So muss u.a. der 
Aspekt einer Kapazitätsknappheit neu bewertet werden. Aus diesem Grund werden 
nachfolgend theoretische Wechselwirkungen zwischen der Preisbildung und steigenden 
Anteilen fluktuierender Energien auf den Strommärkten untersucht. Insbesondere die 
qualitativen Erlösmöglichkeiten von Windenergie- und Solarstromanlagen bedürfen im 
Hinblick auf einen massiven Zubau dieser Technologien einer detaillierten Betrachtung. 
 
Abbildung 13 Entwicklung der Base- und Peak-Spotmarktpreise an der EEX 
Quelle: eigene Darstellung, Daten EEX AG, vgl. Bundesnetzagentur 2011, 127 
Sollte zukünftig ein Großteil der elektrischen Energie auf Basis intermittierender Kraft-
werke erzeugt werden, so hat dies einen entscheidenden Einfluss auf das Angebotsprofil 
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Photovoltaikanlagen leicht gegenläufig korreliert, jedoch verbleibt insbesondere kurzfristig 
eine hohe Schwankungsbreite (vgl. Ehlers 2011, 175). Geeignete Windverhältnisse führen 
zu einer hohen Windenergieeinspeisung und gleichzeitig zu einem großen Angebot elektri-
scher Energie. Dagegen ist das Einspeiseprofil von Solarstromanlagen durch die hohe Son-
neneinstrahlung in der Mittagszeit geprägt. Unter der Annahme einer preisunelastischen 
Nachfrage bedingt das marktwirtschaftliche Gleichgewicht in Zeiten hoher Angebotsmen-
gen sinkende Preise. Ein niedriger Marktpreis wiederum hat in der Regel einen negativen 
Einfluss auf die Erlösmöglichkeiten von Stromanbietern. So führt beispielsweise das Auf-
einandertreffen von einer hohen Photovoltaikeinspeisung bei großer Sonneneinstrahlung 
mit einer hohen Stromnachfrage in der typischerweise laststarken Mittagszeit zu einer Ab-
flachung sogenannter Mittagspreisspitzen am Spotmarkt der Strombörse. In Verbindung 
mit einer vorrangigen Stromeinspeisung grenzkostenfreier Erzeugungstechnologien hat 
dies erhebliche Auswirkungen auf die resultierenden Marktpreise für Strom. 
 
Abbildung 14 Schema des tageszeitlichen Marktpreiseffektes erneuerbarer Energien 
Quelle: eigene Darstellung 
In Abbildung 14 ist hierzu der Merit-Order-Effekt in Abhängigkeit der Tageszeit schema-
tisch abgebildet. Der Marktpreiseffekt erneuerbarer Energien ist in diesem Fall aus Grün-
den der Anschaulichkeit nicht in Form eines erhöhten Angebotes, sondern durch eine ver-
minderte Nachfrage am Spotmarkt der Strombörse dargestellt (vgl. Kapitel 3.2.2). So be-
sitzt die Tageszeit bzw. der damit verbundene Lastgang einen erheblichen Einfluss auf die 
Quantität der Preissenkung. Der charakteristische, konvexe Verlauf der Merit-Order führt 
dazu, dass vor allem eine fluktuierende Stromeinspeisung in laststarken Zeitintervallen – 
beispielsweise aufgrund dargebotsbedingter Sonnenstrahlung – ein starkes Absinken der 
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Marktpreise bzw. einen großen Merit-Order-Effekt bewirkt (vgl. Abbildung 14). Infolge-
dessen sinken bei einem steigenden Photovoltaikanteil zukünftig vor allem die Marktpreise 
in Zeitintervallen, in denen Betreiber von Solarstromanlagen aufgrund ihrer Dargebotsab-
hängigkeit eine Finanzierung der Gestehungskosten erzielen müssen. 
Grundsätzlich beeinflusst eine schwankende Stromeinspeisung die verbleibende Strom-
nachfrage, welche durch regelbare Kraftwerke gedeckt werden muss. Als Folge verändert 
sich das marktpreisrelevante Lastprofil. Eine hohe Residuallast sowie hohe resultierende 
Marktpreise entstehen demnach zeitgleich mit einem hohen Einspeiseanteil dargebotsab-
hängiger Stromerzeugung. Insbesondere bildet sich ein Zustand mit Kapazitätsknappheit, 
in Form niedriger Angebots- und hoher Nachfragewerte elektrischer Energie, ausschließ-
lich in Zeitintervallen, in denen fluktuierende Erzeugungsanlagen gar nicht bzw. nur wenig 
einspeisen können. Niedrige Marktpreise für Strom in Zeiten, in denen Windenergie- und 
Photovoltaikanlagen hohe Einspeisewerte verzeichnen, führen daher zu erschwerten Rah-
menbedingungen für eine Vollkostendeckung von Kraftwerken mit vernachlässigbaren 
kurzfristigen Grenzkosten (vgl. Winkler und Altmann 2012, 82). Vor dem Hintergrund 
einer unsicheren Preisentwicklung und einer daraus resultierenden schlechten Planbarkeit 
des Kraftwerksbetriebes könnten zudem auch Investitionen in regelbare, erneuerbare 
Kraftwerke ausbleiben. In einem Elektrizitätssystem mit hoher Windenergie- und Solar-
stromeinspeisung ist jedoch in erster Linie eine Vollkostendeckung dargebotsabhängiger 
Erzeugungsanlagen durch Knappheitspreise – hohe Preisspitzen infolge von Kapazitäts-
knappheit – voraussichtlich nicht zu realisieren (vgl. Kopp 2012, 4 ff.). Da Zeitintervalle 
mit niedrigem Stromangebot und hohen Marktpreisen zeitgleich mit einer niedrigen inter-
mittierenden Einspeisung entstehen, können Betreiber fluktuierender Kraftwerke aufgrund 
der inhärenten Struktur der Residuallast nicht von potenziellen Situationen mit hohen 
Marktpreisspitzen profitieren. In Kombination mit einem Absinken der durchschnittlichen 
Marktpreise durch den Merit-Order-Effekt führt die Preisfindung im derzeitigen Marktde-
sign bei einem steigenden Anteil fluktuierender Stromerzeugung demnach zu einer schwer 
realisierbaren, wettbewerblichen Finanzierung dargebotsabhängiger Kraftwerke (vgl. 
Winkler und Altmann 2012, 82). Infolge hierdurch verminderter Investitionsanreize könnte 
ein dringend benötigter Zubau regenerativer Erzeugungsleistungen zukünftig ausbleiben. 
In diesem Zusammenhang bietet der sogenannte Marktwertfaktor eine geeignete Möglich-
keit, den Marktwert dargebotsabhängiger Energien bei deren Vermarktung über die Strom-
börse zu messen (vgl. Kopp et al. 2012, 3). Wie in nachstehender Formel ersichtlich, gibt 
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beispielsweise der Marktwertfaktor für Windenergie an, welche Erlöse ein Windkraftwerk 
bei vorgegebenem Einspeiseprofil im Vergleich zu einem regelbaren Kraftwerk erzielt, das 
den durchschnittlichen Börsenpreis realisieren kann (vgl. Kopp et al. 2012, 3). Aufgrund 
der Inflexibilität dargebotsabhängiger Stromerzeugung, auf Marktpreisschwankungen 
reagieren zu können, ist demnach ein Marktwertfaktor kleiner eins zu erwarten. 
Formel zur Berechnung des Marktwertfaktors einer Windenergieanlage 
                    
∑{                 [   ]               [    ⁄ ]}
                     [   ]               [    ⁄ ]
 
Legende:   = Durchschnitt, h = Stunde 
Quelle: eigene Darstellung 
In Abbildung 15 ist die prognostizierte Entwicklung der Marktwertfaktoren für Windener-
gie mit einem für Deutschland charakteristischen Windprofil schematisch dargestellt. Es ist 
deutlich zu erkennen, dass die potenziellen Erlöse entsprechender Windenergieanlagen an 
der Strombörse bis zum Jahr 2050 stetig abnehmen. Obwohl die zugrunde gelegten Strom-
gestehungskosten kontinuierlich sinken und ab dem Jahr 2030 vermutlich unterhalb derer 
konventioneller Kraftwerke liegen könnten, haben dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen 
im aktuellen Marktdesign demnach Schwierigkeiten, eine wettbewerbliche Finanzierung 
auf den deutschen Strommärkten zu realisieren (vgl. Kopp et al. 2012, 2 ff.). 
 
Abbildung 15 Entwicklung der Marktwertfaktoren von Windenergieanlagen bis 2050 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Kopp et al. 2012, 5 
Die begrenzte Prognostizierbarkeit der fluktuierenden Stromeinspeisung bewirkt darüber 
hinaus eine volatile und unsichere Marktpreisentwicklung. Dies wiederum führt vor allem 
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Spotmarktpreise im Day-Ahead-Handel (vgl. Winkler und Altmann 2012, 82). Außerdem 
verursacht die bedingte Vorhersagbarkeit der dargebotsabhängigen Stromerzeugung 
Schwierigkeiten für das Fahrplanmanagement im kurzfristigen Handel. In der Folge steigt 
die Wahrscheinlichkeit von Bilanzabweichungen innerhalb des Übertragungsnetzes und 
somit der Bedarf an Ausgleichs- und Regelenergie. In einem Elektrizitätssystem mit 
steigenden Anteilen fluktuierender Erzeugungsanlagen wird daher vor allem das Handels-
volumen kurzfristiger Transaktionen zunehmen und zu einer hohen Marktliquidität am 
Spotmarkt der Strombörse führen. Vor diesem Hintergund wird die Vermarktung 
elektrischer Energie über den Day-Ahead- und Intraday-Handel zukünftig an Bedeutung 
gewinnen und sich an die Rahmenbedingungen der veränderten Erzeugungsstruktur 
anpassen. So wird auf dem Intraday-Markt der EEX bereits seit Ende 2011 zusätzlich zu 
den existierenden Stunden-Kontrakten auch mit 15-Minuten-Kontrakten gehandelt, um 
Fahrplanabweichungen im Day-Ahead-Handel infolge einer steigenden intermittierenden 
Stromeinspeisung geeignet ausgleichen zu können (vgl. EPEX SPOT SE 2011, 3). 
Demzufolge sind im Hinblick auf den angestrebten Ausbau erneuerbarer Energien in 
Deutschland voraussichtlich strukturelle Marktanpassungen notwendig. 
Allerdings sind die Herausforderungen der regenerativen Stromerzeugung und damit die 
zukünftige Entwicklung der deutschen Strommärkte mit einer Vielzahl unsicherer Annah-
men verbunden. So sind die Wettbewerbs- und Marktpreiseffekte erneuerbarer Energien 
nicht zuletzt stark von der Zusammensetzung der Erzeugungsstruktur abhängig. So bewirkt 
beispielsweise ein steigender Biomasseanteil eine höhere Einspeisung aus Anlagen mit 
signifikanten Grenzkosten und somit eine Veränderung des marktpreisbestimmenden 
Stromangebotes. Ein verstärkter Zubau regelbarer Biomassekraftwerke würde theoretisch 
einen verminderten Merit-Order-Effekt nach sich ziehen und infolgedessen das durch-
schnittliche Absinken der Marktpreise für Strom abschwächen. Dasselbe Argument gilt für 
weitere regenerative Anlagen zur Stromerzeugung mit nicht vernachlässigbaren variablen 
Kostenanteilen, wie zum Beispiel Pumpspeicherkraftwerke oder Biogasanlagen. 
Ein weiterer Faktor, der die zukünftige Marktpreisentwicklung beeinflussen könnte, ist der 
Einsatz sogenannter Demand-Side-Management Maßnahmen (DSM)
16
 in Deutschland. So 
ist ein Teil der Stromnachfrage mittels DSM-Kapazitäten in der Lage, kurzfristig flexibel 
                                                 
 
16
  Der Sammelbegriff Demand-Side-Management (DSM) steht im Weiteren für eine Vielfalt technischer 
Maßnahmen für das Zu- und Abschalten sowie das zeitliche Verschieben von Lasten. 
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auf die Strompreise am Markt zu reagieren (vgl. Elberg et al. 2012, 31 f.). Praktische 
Anwendungspotenziale sind vielfältig und reichen von einer Anpassung energieintensiver 
Produktionsprozesse bis zum flexiblen Einsatz von Elektrogeräten in Privathaushalten. Um 
ausreichende Anreize zur Nachfrageflexibilisierung bereitzustellen, müssen in erster Linie 
Marktpreisschwankungen möglichst direkt an die jeweiligen DSM-Marktakteure weiter-
gegeben werden können. 
 
Abbildung 16 Marktpreisbildung bei niedriger Residuallast mit preissetzendem DSM 
Quelle: eigene Darstellung 
Theoretischer Anreiz für das Verschieben oder Zuschalten flexibler Lasten in Zeitintervalle 
mit hoher fluktuierender Stromeinspeisung ist in erster Linie das Ausnutzen eines 
niedrigen Marktpreisniveaus. Abbildung 16 stellt hierzu die prinzipiellen Auswirkungen 
einer preiselastischen Stromnachfrage bei niedriger Residuallast auf die Marktpreisbildung 
am Spotmarkt der Strombörse schematisch dar. Unter der Annahme einer Marktsituation 
mit einem zuschaltbaren Lastpotenzial in Höhe von X GW und einer geeigneten DSM-
Maßnahme mit Grenzkosten oberhalb des preissetzenden Grenzkraftwerkes, führt eine 
erhöhte Nachfrageelastizität zu einem neuen Marktgleichgewicht (vgl. Abbildung 16). Bei 
gleichzeitig vorgegebener Erzeugungskapazität bedingt eine Lasterhöhung demnach einen 
Anstieg der Marktpreise. So könnte eine starke Preissenkung auf den Strommärkten 
infolge hoher fluktuierender Stromeinspeisung theoretisch abgeschwächt werden. Im 
Extremfall – maximale Lastflexibilität – führen DSM-Maßnahmen dementsprechend zu 
einem uneingeschränkten Ausgleich zeitlich schwankender Marktpreise bzw. zu einer 
konstanten Residuallast. Infolgedessen verbessert sich vor allem die Erlössituation von 
Anbietern dargebotsabhängiger Energie, da diese von höheren Marktpreisen in Zeiten mit 
niedriger Residuallast profitieren. Letztendlich ist das Potenzial einer Marktpreiserhöhung 
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bei niedriger Residuallast mittels DSM allerdings entscheidend von der wirtschaftlichen 
und technischen Umsetzbarkeit entsprechender DSM-Maßnahmen sowie von der Wettbe-
werbssituation auf dem Endkundenmarkt abhängig (vgl. Elberg et al. 2012, 36 ff.). 
Neben einem verstärkten Ausbau regelbarer, erneuerbarer Erzeugungsanlagen sowie der 
vorrangigen Umsetzung von DSM-Maßnahmen, führen zusätzlich Unsicherheiten 
bezüglich der Gebotslegung von Anbietern dargebotsabhängiger Strommengen zu einer 
ungewissen Marktpreisentwicklung. So könnten diese, um eine Vollkostendeckung zu 
erzielen, Gebote oberhalb ihrer Grenzkosten am Day-Ahead-Markt positionieren und somit 
wiederum das Marktpreisniveau für Strom anheben (vgl. Winkler und Altmann 2012, 82). 
Hierzu werden in Kapitel 5.1 potenzielle Auswirkungen einer strukturellen Veränderung 
der Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse untersucht. 
Auch die Bundesregierung ist sich den Herausforderungen einer erschwerten Vollkosten-
deckung sowie ausbleibender Investitionsanreize bei steigendem Anteil erneuerbarer Ener-
gien im derzeitigen Marktdesign bewusst (vgl. BMWi 2010, 20 f.). Da Windenergie und 
Photovoltaik, als Schwerpunkttechnologien des geplanten Kapazitätszubaus, einen sehr 
niedrigen Capacity Credit aufweisen, werden darüber hinaus zukünftig deutlich mehr 
Erzeugungsleistungen benötigt, um das gegenwärtige Niveau gesicherter Kapazitäten zu 
halten (vgl. Gross et al. 2006, 23). Hierzu bedarf es vor allem ausreichender Investitions-
anreize. In diesem Zusammenhang werden insbesondere in Kapitel 5.3 bzw. Kapitel 5.4 
die Instrumente eines Kapazitätsmarktes sowie technologiespezifischer Auktionen unter-
sucht, um einen hinreichenden Leistungszubau zu garantieren. Eine wesentliche Voraus-
setzung für eine geeingete Bereitstellung von Investitionsanreizen in fluktuierende Erzeu-
gungsanlagen ist die Fähigkeit des Marktsystems, eine wettbewerbliche Finanzierung der 
erneuerbarer Stromgestehung zu gewährleisten. Jedoch führt die aktuelle Gestaltung der 
Strommärkte bei einem massiv steigenden Anteil fluktuierender Energien voraussichtlich 
zu einem begrenzten Erlöspotenzial für Anbieter dargebotsabhängiger Energien. Infolge-
dessen sind notwendige Signale zur Investition in intermittierende Erzeugungskapazitäten 
nicht hinreichend sichergestellt (vgl. Chao 2011, 3949). Im Hinblick auf eine veränderte 
Kraftwerksparkstruktur und die daraus resultierende Verstetigung der beschriebenen 
Marktpreiseffekte für Strom bedarf es für eine langfristig hohe Versorgungssicherheit 
zukünftig marktinduzierter Anreize für einen verlässlichen Zubau dargebotsabhängiger 
Windenergie- und Photovoltaikanlagen. 
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4 Bewertungskriterien für ein Strommarktdesign 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien 
Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird nachfolgend untersucht, inwiefern potenzielle 
Gestaltungsoptionen für ein deutsches Strommarktdesign in der Lage sind, zukünftig not-
wendige Investitionsanreize in die erneuerbare Erzeugungsstruktur bereitzustellen. Die 
ausgewählten Marktsysteme beruhen dabei auf theoretischen Konzepten, die zum Teil be-
reits international ihre praktische Anwendung finden. Zwecks einer elementaren Ver-
gleichbarkeit werden die in Kapitel 5 untersuchten Gestaltungsoptionen jeweils anhand 
ihres Veränderungsgrades des aktuellen Marktdesigns klassifiziert. Demnach ist ein Markt-
system mit einem niedrigeren Veränderungsgrad bei gleicher qualitativer Leistungsbewer-
tung zu präferieren, da die mit der Marktreform verbundenen Kosten immer von deren 
Ausmaß abhängen (vgl. Winkler und Altmann 2012, 88). 
In einem Elektrizitätssystem bilden ausreichende Investitionsanreize in den Kraftwerks-
park die Grundlage für eine hohe Versorgungssicherheit. Bei einer Betrachtung der Sys-
temzuverlässigkeit auf Basis installierter Erzeugungsleistungen muss allerdings zwischen 
zwei Aspekten unterschieden werden. Die Sicherstellung der Adäquatheit installierter Ka-
pazitäten – Adequacy – gilt als elementare Voraussetzung für eine hohe Versorgungssi-
cherheit. Sie garantiert zu jedem Zeitpunkt die Bereitstellung von Kraftwerksleistungen zur 
Deckung der zu erwartenden Nachfrage (vgl. Stoft 2002, 135). Im Unterscheid hierzu steht 
die Einsatzsicherheit der installierten Kapazitäten – Security – für die Fähigkeit des 
Systems, diese Leistungen im Bedarfsfall ausreichend kurzfristig einsatzbereit zu halten 
(vgl. Stoft 2002, 135 f.). Somit gilt eine hohe Adequacy als notwendige Bedingung für die 
Versorgungssicherheit in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer 
Energien. Hinreichende Bedingung für die Gewährleistung der Systemzuverlässigkeit ist 
jedoch eine hohe Security installierter Erzeugungsleistungen. 
Einschränkungen der Zuverlässigkeit eines Elektrizitätssystems können bei einem Versor-
gungsausfall unverhältnismäßig hohe volkswirtschaftliche Schäden von geschätzten meh-
reren tausend Euro pro Megawattstunde verursachen, welche sich auf nahezu alle wirt-
schaftlichen und gesellschaftlichen Bereiche auswirken (vgl. Praktiknjo et al. 2011, 7831). 
Deshalb stellt ein hohes Niveau der Versorgungssicherheit eines der wesentlichen energie-
politischen Ziele der Bundesregierung dar. 
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Vor diesem Hintergrund werden die ausgewählten Marktdesignkonzepte einer problem-
spezifischen Analyse unterzogen. Um zusätzlich Rückschlüsse hinsichtlich der Umsetz-
barkeit in Deutschland ziehen zu können, wird die Beschreibung theoretischer Funktions-
weisen – sofern möglich – durch Praxiserfahrungen der Gestaltungsoptionen unterstützt. 
Anschließend erfolgt eine qualitative Bewertung der Optionen für ein Strommarktdesign 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien anhand der nachfolgend genannten Kriterien. 
 Langfristige Planungssicherheit 
 Vollkostendeckung 
 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Im Folgenden werden die unterschiedlichen Bewertungskriterien inhaltlich erläutert sowie 
deren Relevanz für die vorliegende Problemstellung dargelegt. 
4.1 Langfristige Planungssicherheit 
Aufgrund impliziter Randbedingungen benötigen Investoren in der Elektrizitätswirtschaft 
eine ausreichend langfristige Planungssicherheit. Diese Gegebenheit hat mehrere Ursa-
chen. Zum einen führen Genehmigungs-, Planungs- und Bauphasen von mehreren Jahren 
zu einem langen Zeitraum, innerhalb dessen sich die Voraussetzungen, auf denen eine In-
vestitionsentscheidung getroffen wurde, nicht grundlegend nachteilig verändern dürfen. 
Zum anderen bedingen Kraftwerkslebensdauern von mehreren Jahrzehnten eine entspre-
chend langfristige Voraussicht hinsichtlich zu erwartender Vermarktungsmöglichkeiten 
und Absatzerlöse, um die Rentabilität eines Kraftwerkes geeignet prognostizieren zu kön-
nen. Darüber hinaus führen weitere Einflussfaktoren wie die vorherrschende Erzeugungs-
struktur, die Entwicklung von Brennstoff- und Emissionszertifikatspreisen sowie exogene 
Markteingriffe durch die Politik zu einer großen Unsicherheit bezüglich realisierbarer De-
ckungsbeiträge für Stromanbieter (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 2). Vor diesem Hinter-
grund bedürfen ökonomisch rationale und risikoaverse Investitionsentscheidungen in neue 
(erneuerbare) Kraftwerkskapazitäten u.a. einer langfristigen Planungssicherheit. Ferner 
wird eine Unsicherheit hinsichtlich der Erlössituation von Investoren grundsätzlich als 
erhöhtes Risiko bewertet und infolgedessen bei den Kapitalkosten entsprechend ein-
gepreist. Insofern sollte die Gestaltung der Vermarktungsmöglichkeiten erneuerbarer 
Energien eine größtmögliche Sicherheit der zu erwartenden Erlöse gewährleisten, um ein 
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Ausbleiben von Kraftwerksinvestitionen sowie eine Begrenzung der Anbieterstruktur 
durch hohe Fremdkapitalkosten zu vermeiden. Nachfolgend wird deshalb geprüft, ob die 
unterschiedlichen Gestaltungsoptionen für ein zukünftiges Marktdesign potenziellen 
Betreibern fluktuierender Kraftwerke langfristig planbare Einnahmen garantieren können. 
4.2 Vollkostendeckung 
Eine gesicherte Deckung aller Kosten gilt als wesentliche Voraussetzung für eine hohe 
Investitionstätigkeit von Elektrizitätserzeugern und somit für die Existenz ausreichend in-
stallierter Kapazitäten im Markt (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 2). Eine Vollkostendeckung 
der Stromerzeugung bedarf einer Marktpreisbildung auf Basis der langfristigen Grenz-
kosten der Stromgestehung (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 2). Das Verhältnis von variablen 
und fixen Kostenanteilen eines erneuerbaren Kraftwerkes unterscheidet sich allerdings 
deutlich von demjenigen einer konventionellen Kraftwerkstechnologie (vgl. Kapitel 2.1.1). 
Insbesondere besitzt der variable Anteil, welcher sich u.a. aus Nutzungskosten der Energie-
quelle, Opportunitätskosten für Emmisionszertifikate sowie anderen variablen Erzeugungs-
kosten zusammensetzt, eine wesentlich geringere Bedeutung zur Vollkostendeckung als 
fixe Investitions- und Betriebskosten. Vor allem die prioritären Ausbautechnologien der 
Windenergie und Photovoltaik verfügen über eine Kostenstruktur mit vernachlässigbaren 
variablen Kosten. Um zukünftig ausreichende Investitionsanreize in erneuerbare Kraft-
werke zu gewährleisten, muss die Gestaltung des Marktdesigns in erster Linie diese 
veränderte Kostenstruktur der Erzeugungsseite berücksichtigen. Die vorliegende Arbeit 
soll daher klären, ob die ausgewählten Gestaltungsoptionen für eine Stromversorgung mit 
hohen Anteilen erneuerbarer Energien grundsätzlich in der Lage sind, eine Vollkosten-
deckung der erneuerbaren bzw. dargebotsabhängigen Stromerzeugung zu ermöglichen. 
4.3 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
Investitionsanreize haben über den Faktor Zeit substanziellen Einfluss auf die Struktur des 
Kraftwerksparks. Demnach kann es durch eine fehlende Berücksichtigung notwendiger 
Planungs- und Bauzeiten unterschiedlicher Kraftwerkstypen indirekt zu einer einseitigen 
Förderung spezifischer Erzeugungstechnologien kommen. Dies wiederum führt angesichts 
eines veränderten Stromangebotes bzw. einer veränderten Merit-Order zu weitreichenden 
Auswirkungen für die Marktpreisbildung sowie für eine Vollkostendeckung bestehender 
Kraftwerksbetreiber (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 2). In diesem Zusammenhang wird 
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nachfolgend geprüft, ob die ausgewählten Gestaltungsoptionen für ein zukünftiges Markt-
design vor dem Hintergrund einer diversifizierten, erneuerbaren Erzeugungsstruktur zeit-
gerechte Anreize zur Errichtung neuer Kraftwerksleistungen bereitstellen können. 
Ortsbezogene Investitionsanreize spielen vor allem hinsichtlich veränderter standortspezi-
fischer Anforderungen in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Ener-
gien eine wichtige Rolle. Die meteorologische Abhängigkeit der Windenergie führt bei-
spielsweise dazu, dass bestimmte Regionen mit geeigneten Voraussetzungen – konstante 
und hohe Windgeschwindigkeiten – von den Kraftwerksbetreibern bei der Standortent-
scheidung bevorzugt werden. So speisen bereits heute etwa 41 Prozent der in Deutschland 
installierten Windenergieleistungen in das Übertragungsnetz der 50Hertz Transmission 
GmbH ein (vgl. 50Hertz Transmission GmbH 2012). Infolge eines zukünftig verstärkten 
Ausbaus der Windenergieerzeugung könnten hierdurch u.a. regelzoneninterne Leistungs-
engpässe entstehen (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 3). Dies wiederum kann zu einer un-
erwünschten Situation führen, bei der die Adequacy installierter Erzeugungskapazitäten im 
System zwar gewährleistet ist, jedoch durch mangelnde Security der Kapazitäten die Last 
nicht gedeckt werden kann. Da die Wirtschaftlichkeit dargebotsabhängiger Stromerzeu-
gung entscheidend von meteorologischen Standortbedingungen bestimmt wird, müssen in 
einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien vor allem die Kraft-
werksstandorte regelbarer Technologien für eine entsprechende Entlastung des Übertra-
gungsnetzes sorgen. Somit bedarf es zukünftig gleichermaßen zeit- und ortsbezogener In-
vestitionsanreize durch das Marktdesign, um sowohl eine hohe Systemeffizienz als auch 
eine hohe Versorgungssicherheit der deutschen Stromversorgung zu gewährleisten. 
4.4 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
Eine Reform der Marktgestaltung führt in den meisten Fällen zwangsläufig zu einer verän-
derten Struktur der Marktteilnehmer. Wenn neue Akteure in den Markt drängen, bewirkt 
das in der Regel strukturelle Konsequenzen für alle anderen Markteilnehmer bzw. explizit 
eine Verringerung der Marktanteile bereits bestehender Akteure. Zur Beurteilung der Ver-
teilungswirkungen theoretisch möglicher Gestaltungsoptionen lassen sich die Akteure auf 
den deutschen Strommärkten vereinfachend in drei paarweise disjunkte Gruppen untertei-
len: Neue Akteure, alte Akteure und Stromendverbraucher haben zum Teil gegenläufige 
Interessen, welche durch das Marktdesign idealerweise zu gleichen Teilen bedient werden 
sollten. Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen eines Marktsystems können durch viele 
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Aspekte beeinflusst werden. So führen beispielsweise Unterschiede in der Gestaltung po-
tenzieller Transaktionskosten, der Markttransparenz sowie der Möglichkeiten zur Markt-
machtausübung zu Bevor- und Benachteiligungen verschiedener Marktakteure. Nicht zu-
letzt bildet die Wirtschaftlichkeit unseres Elektrizitätssystems eines der drei wichtigsten 
energiepolitischen Ziele der Bundesregierung und bedarf daher eines kosteneffizienten 
Marktdesigns für eine bezahlbare Stromversorgung (vgl. Winkler und Altmann 2012, 88). 
Hierbei spielt die Unsicherheit einer Kraftwerksinvestition eine entscheidende Rolle, wel-
che über hohe Kosten in der Regel zu Ineffizienzen auf den Strommärkten führt (vgl. Kapi-
tel 4.1). Vor diesem Hintergrund werden die ausgewählten Gestaltungsoptionen für ein 
Strommarktdesign mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien hinsichtlich ihrer grundle-
genden Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen untersucht und bewertet. 
4.5 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Die deutsche Elektrizitätswirtschaft basiert auf einem desintegrierten Marktsystem, in dem 
der Stromhandel vom Betrieb des Übertragungsnetzes getrennt ist. Insbesondere existiert 
kein sogenannter Independent System Operator (ISO) welcher die Handelsvorgänge auf 
den Märkten mit der Netzinfrastruktur für den Stromtransport zentral abstimmt und koor-
diniert. Einzige Ausnahmen sind bislang die Märkte für Primär- und Sekundärregelenergie, 
auf denen die jeweiligen ÜNB die Einsatzplanung vom Kraftwerksbetreiber übernehmen 
und somit gleichzeitig Handel und Transport der erzeugten Strommenge aufeinander an-
passen können. Desintegrierte Strukturen charakterisieren sich im Wesentlichen dadurch, 
dass die Verteilung physisch gehandelter Strommengen weitgehend unabhängig von In-
formationen über Betriebsparameter der Erzeugungsstruktur abgewickelt werden können. 
Vor allem hohe Anteile fluktuierender Erzeugungstechnologien führen jedoch zu veränder-
ten Rahmenbedingungen hinsichtlich der Abstimmung von Handel und Verteilung in ei-
nem Elektrizitätssystem. Ein potenzielles Marktdesign muss die erschwerte Koordination 
von Handel und Verteilung geeignet unterstützen, um wettbewerbsfähige Vermarktungs-
möglichkeiten für die dargebotsabhängige Stromerzeugung zu gewährleisten. Zuletzt wer-
den die Gestaltungsoptionen daher hinsichtlich ihrer allgemeinen Komplexität untersucht. 
Einfachere Marktsysteme sind unter vielerlei Gesichtspunkten zu präferieren. So genießen 
sie nicht zuletzt eine breitere öffentliche Akzeptanz als intransparente Konstrukte und kön-
nen daher ohne größere Effizienzverluste umgesetzt werden. Hierzu wird im Folgenden die 
Komplexität eines potenziellen Marktsystems bezüglich einer Eignung für ein Elektrizi-
tätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien analysiert und bewertet. 




Durch die vorliegende Auswahl gemeinsamer Bewertungskriterien können die verschiede-
nen Gestaltungsoptionen für ein Marktdesign mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien in 
Kapitel 5 hinsichtlich ihrer Fähigkeit, zukünftig ausreichende Investitionsanreize in die 
dargebotsabhängige Erzeugungsstruktur bereitstellen zu können, analysiert werden. Dabei 
erfolgt die qualitative Bewertung der jeweiligen Eignungserfüllung bezüglich der vorge-
stellten Kriterien mittels des Beurteilungsschlüssels in Tabelle 4. 























Erreichung der Zielvorgabe ist 
sehr unwahrscheinlich 
 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Süßenbacher et al. 2011, 24 
Dieser Beurteilungsschlüssel ermöglicht u.a. eine Gegenüberstellung unterschiedlicher 
Ansätze im Hinblick auf eine bestmögliche Erfüllung aller Bewertungskriterien des mehr-
dimensionalen Zielsystems. Demnach wäre eine Gestaltungsoption, deren Eignungserfül-
lung für alle Kriterien besser ist als diejenigen zur Verfügung stehender Alternativen, in 
einem direkten Vergleich zu präferieren. Darüber hinaus können die bewerteten Ansätze 
mit Hilfe der abgestuften Ordinalskala hinsichtlich der besten Eignung für ein spezifisches 
Kriterium miteinander verglichen werden. 
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5 Gestaltungsoptionen für ein Strommarktdesign 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien 
Die nachfolgende Untersuchung ausgewählter Gestaltungsoptionen für ein Marktdesign 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien hinsichtlich einer Bewertung der in Kapitel 4 
vorgestellten Kriterien bildet den zweiten Schwerpunkt der vorliegenden Arbeit. Um in 
diesem Zusammenhang jeweils qualitative Auswirkungen für die deutschen Strommärkte 
bewerten zu können, werden in erster Linie elementare, methodische Aspekte der entspre-
chenden Marktsysteme betrachtet. Demnach werden im Weiteren insbesondere keine spe-
zifischen Technologiekonzepte berücksichtigt. Zudem können zum Teil relevante, prakti-
sche Erfahrungen genutzt werden, um eine Umsetzbarkeit in Deutschland zu untersuchen.  
Die Marktintegration erneuerbarer Energien ist derzeit eines der am meisten diskutierten 
Themen in der Energiewirtschaft. So hat nicht zuletzt das Energiekonzept der Bundesregie-
rung sowohl die Medien als auch die Gesellschaft in Deutschland für die bevorstehende 
Energiewende
17
 sensibilisiert. Zugleich untersuchen eine Vielzahl an wissenschaftlichen 
Studien potenzielle Wirkungen, Herausforderungen und Maßnahmen bezüglich eines fort-
schreitenden Ausbaus der erneuerbaren Erzeugungsstruktur. Vor diesem Hintergrund be-
sitzen vielfältige Themengebiete über Schnittmengen mit der vorliegenden Problemstel-
lung. So haben u.a. Bereiche wie das Management von Netzengpässen, DSM-Maßnahmen 
oder die Flexibilisierung regelbarer Kraftwerke einen, wenn auch zumeist untergeordneten 
Einfluss auf Investitionsanreize in einem Elektrizitätssystem und führen somit zu einer 
umfassenden Komplexität für die Bewertung einer potenziellen Ausgestaltung des deut-
schen Marktdesigns. Gleichwohl haben viele Aspekte eines Marktsystems einen hohen 
Bezug für die Fragestellung der vorliegenden Arbeit, inwiefern zukünftig eine wettbewerb-
liche Finanzierung regenerativer Erzeugungsanlagen auf den Strommärkten gewährleistet 
werden kann. Nach eingehender Studie der in Wissenschaft und Praxis bekannten Gestal-
tungsoptionen für ein Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien, wur-
den demnach die nachfolgend genannten Konzepte als besonders relevant identifiziert. 
                                                 
 
17
  Energiewende beschreibt eine wesentliche Veränderung in der Energiepolitik. In Deutschland ist der 
Begriff heutzutage gleichbedeutend mit einer zunehmend auf erneuerbaren Energien basierenden Erzeu-
gungsstruktur sowie mit einem Ausstieg aus der Nutzung der Kernenergie. 
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 Veränderung der Preissetzung am Spotmarkt 
 Zubau von Stromspeichern 
 Einführung von Kapazitätsmechanismen 
 Technologiespezifische Auktionen für langfristige Verträge 
Mit der vorliegenden Auswahl theoretischer Marktinstrumente und -mechanismen wird ein 
möglichst breites Spektrum an gangbaren Veränderungen des aktuellen Marktdesigns ab-
gedeckt: Angefangen bei einer Anpassung der geltenden Marktregeln durch ein veränder-
tes Auktionsverfahren am Spotmarkt der Strombörse, über Erweiterungen der Marktstruk-
turen durch den Zubau von Stromspeichern bzw. die Umsetzung eines Kapazitätsmarktes, 
bis hin zu einer Neugestaltung des Marktsystems durch die Einführung technologiespezifi-
scher Auktionen für langfristige Verträge. Infolgedessen sind Handlungsempfehlungen in 
Abhängigkeit eines unterschiedlichen Veränderungsgrades des Status quo möglich. 
Einer Vielzahl weiterer Marktkonzepte fehlt es an einem hinreichenden Bezug oder einer 
langfristigen Perspektive für die wesentliche Problematik einer hohen Investitionssicher-
heit. So sind marktunabhängige Fördermechanismen erneuerbarer Energien – wie zum 
Beispiel das EEG – für eine erfolgreiche Markteinführung unter Umständen sinnvoll, stel-
len allerdings auf lange Sicht keine effiziente Lösung für ein wettbewerblich orientiertes 
Marktsystem dar (vgl. Kapitel 3.2). Der potenziellen Umsetzung eines Poolmodells nach 
amerikanischem Vorbild mangelt es dagegen an der grundsätzlichen Prämisse, ausreichen-
de Anreize zum Bau regenerativer Erzeugungsanlagen bereitzustellen. Ebenso berücksich-
tigt das Konzept eines Nodalpreissystems (Locational Marginal Pricing) nicht zwangsläu-
fig notwendige Kraftwerksinvestitionen in die erneuerbare Erzeugungsstruktur, sondern 
verfolgt hauptsächlich den Zweck, Netzengpässe monetär zu bewerten. 
Die nachfolgende Untersuchung der ausgewählten Marktsysteme gliedert sich jeweils in 
eine Beschreibung modelltheoretischer Grundlagen, eine Betrachtung qualitativer Auswir-
kungen auf problemrelevante Aspekte der Strommärkte sowie eine Bewertung hinsichtlich 
der in Kapitel 4 vorgestellten Kriterien. Eine abschließende Zusammenfassung der Bewer-
tungsergebnisse ermöglicht darüber hinaus eine Gegenüberstellung der unterschiedlichen 
Marktansätze bezüglich dieser Kriterien. Darauf aufbauend können Handlungsempfehlun-
gen für die Gestaltung eines Elektrizitätssystems mit regenerativer Erzeugungsstruktur in 
Bezug auf das vorliegende mehrdimensionale Zielsystem abgeleitet werden. 
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5.1 Veränderung der Preissetzung am Spotmarkt 
Der am Spotmarkt der Strombörse ermittelte Preis für elektrische Energie hat eine essenti-
elle Bedeutung für das Erlöspotenzial von Kraftwerksbetreibern auf dem deutschen Groß-
handelsmarkt (vgl. Kapitel 2.2.4). In diesem Zusammenhang bedarf es in erster Linie aus-
reichend hoher Marktpreise, um den Erzeugern elektrischer Energie sowohl eine Deckung 
ihrer langfristigen Gestehungskosten als auch eine Perspektive auf betriebswirtschaftliche 
Profite zu ermöglichen. Andernfalls wird sich unter der Annahme rationaler Entscheidun-
gen kein potenzieller Investor zum Bau neuer Erzeugungsleistungen entschließen. 
Der im Day-Ahead-Handel am Spotmarkt der EEX angewendete Mechanismus zur Preis-
bildung wurde in Kapitel 2.2.2 detailliert beschrieben. Im Rahmen sogenannter Einheits-
preis-Auktionen werden hierbei alle bezuschlagten Stromanbieter unabhängig von deren 
Geboten in Höhe des ermittelten MCP vergütet. Dieser sogenannte Markträumungspreis 
entspricht dem höchsten Preis-Mengen-Gebot, das gerade noch zur Deckung der nachge-
fragten Strommenge benötigt wird. Um die Auktion zu gewinnen, richten Stromanbieter 
die Gebotslegung bei ausreichender Kapazität und preisunelastischer Nachfrage im Markt 
hierzu an ihren kurzfristigen Grenzkosten der Stromgestehung aus (vgl. Stoft 2002, 222). 
Die Struktur einer Einheitspreis-Auktion impliziert somit zwei wesentliche Aspekte: Zum 
einen wird die wirtschaftlich effizienteste Technologie den größten Erlös erzielen und zum 
anderen sinkt der Marktpreis erheblich, sobald Erzeugungsanlagen mit sehr niedrigen 
Grenzkosten die gesamte Nachfrage decken können (vgl. Nielsen et al. 2011, 4435). 
In einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen fluktuierender Energien führt die Einspei-
sung aus Windenergie- und Photovoltaikanlagen zu einem großen Angebot mit vernachläs-
sigbaren Grenzkosten im kurzfristigen Day-Ahead-Handel. So verursacht beispielsweise 
die vorrangige Windenergieeinspeisung während Starkwindperioden im Extremfall das 
Auftreten negativer Strompreise am Spotmarkt der EEX. Infolgedessen wird der Preis auf 
den Strommärkten vor allem in den Zeitintervallen dramatisch sinken, in denen Betreiber 
dargebotsabhängiger Kraftwerke ein großes Erlöspotenzial besitzen (vgl. Kapitel 3.3). Aus 
diesem Grund stellt sich die Frage, ob eine Veränderung der Preissetzung am Spotmarkt 
der Strombörse geeignet ist, um dargebotsabhängigen Kraftwerksbetreibern in einem 
Elektrizitätssystem mit hoher fluktuierender Stromeinspeisung eine Deckung ihrer langfris-
tigen Gestehungskosten zu ermöglichen. Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wird diesbe-
züglich das Potenzial sogenannter Pay-as-bid Auktionen untersucht, bei denen jeder bezu-
schlagte Stromanbieter nach seinem ursprünglichen Gebot vergütet wird. Insbesondere die 
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erzielbaren Spotmarktpreise haben direkte Auswirkungen auf die potenziellen Erlöse fluk-
tuierender Kraftwerksbetreiber und sind somit relevant für die Bereitstellung von Investiti-
onsanreizen in die erneuerbare Erzeugungsstruktur. 
Im Folgenden werden daher anhand der theoretischen Grundlagen eines Pay-as-bid Aukti-
onsverfahrens qualitative Auswirkungen für die deutschen Strommärkte untersucht. An-
schließend wird die Anpassung des bestehenden Marktsystems durch eine veränderte 
Preissetzung am Spotmarkt hinsichtlich der in Kapitel 4 vorgestellten Kriterien bewertet. 
5.1.1 THEORETISCHE GRUNDLAGEN VON PAY-AS-BID AUKTIONEN 
Die Thematik einer effizienten Preissetzung bei Auktionsverfahren auf einem Strommarkt 
wird in einer Vielzahl wissenschaftlicher Arbeiten immer wieder kontrovers diskutiert. So 
stellte Oren beispielsweise fest, dass unter den Voraussetzungen vollständiger Marktin-
formationen und homogener Produkte sowohl Einheitspreis- als auch Pay-as-bid Auktio-
nen zu vergleichbaren Einnahmen für Elektrizitätserzeuger führen (vgl. 2004, 1618 f.). Im 
Gegensatz hierzu kamen spieltheoretische Analysen von Son et al. zu dem Ergebnis, dass 
eine Pay-as-bid Preissetzung im Vergleich zu Auktionen mit einheitlichen Räumungs-
preisen aufgrund strategischer Gebote tendenziell niedrigere Erlöse für Stromanbieter 
ermittelt (vgl. 2004, 1994). Im Rahmen der weiteren Entwicklung der deutschen Strom-
märkte ist jedoch in erster Linie die Frage relevant, ob die Umsetzung einer Pay-as-bid 
Preisfindung am Spotmarkt der Strombörse generell in der Lage ist, Anbietern fluktuieren-
der Energien ein größeres Erlöspotenzial zu bieten, als dies bisher im Day-Ahead-Handel 
an der EEX der Fall ist. Diese Überlegung ist naheliegend, da Betreiber dargebotsabhängi-
ger Kraftwerke ihren Strom offensichtlich nicht zu 0 €/MWh am Spotmarkt anbieten, wenn 
sie dafür keine Zahlung erhalten werden (vgl. Nielsen et al. 2011, 4435). 
In Abbildung 17 ist der zugrunde liegende Preisbildungsmechanismus bei einer Pay-as-bid 
Auktion zur Versteigerung von Stundenkontrakten am Spotmarkt der Strombörse im Ver-
gleich zur Ermittlung des MCP bei einer Einheitspreis-Auktion schematisch dargestellt. In 
beiden Fällen werden die vorliegenden Gebote für den Verkauf einer entsprechenden 
Strommenge aufsteigend sortiert. Der resultierende Schnittpunkt von aggregierter Ange-
botskurve und vorherrschender Stromnachfrage am Markt determiniert hierbei die jeweili-
gen Auktionsgewinner. Während diese bei einer Einheitspreis-Auktion in Höhe des letzten 
bezuschlagten Gebotes bezahlt werden, erhält jeder erfolgreiche Auktionsteilnehmer bei 
einer Pay-as-bid Auktion einen individuellen Preis, der dem jeweilig abgegebenen Gebot 
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entspricht. Folglich orientieren sich die Stromanbieter bei der Gebotslegung im letzteren 
Fall nicht an ihren tatsächlichen Kosten, sondern bieten, mit der Absicht die eigenen Erlöse 
zu maximieren, einen Preis, der ihre Erwartung des gleichgewichtigen Räumungspreises 
darstellt (vgl. Tierney et al. 2008, 8). Um die gesamten Gestehungskosten decken zu 
können, werden Kraftwerksbetreiber somit in erster Linie höhere Gebote am Spotmarkt 
platzieren, als bei einer grenzkostenorientierten Preisfindung. Der resultierende Marktpreis 
bei einem Pay-as-bid Auktionsverfahren entspricht demzufolge dem durchschnittlichen 
Preis aller bezuschlagten Gebote (vgl. Abbildung 17). 
 
Abbildung 17 Vergleich der Preisbildung in Einheitspreis- und Pay-as-bid Auktionen 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Tierney et al. 2008, 8 
Eine Pay-as-bid Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse führt zu einem veränderten 
strategischen Verhalten der teilnehmenden Akteure. So müssen Stromanbieter einerseits 
mittels der eigenen Gebote eine langfristige Deckung ihrer Vollkosten sicherstellen, ande-
rerseits bietet sich die Möglichkeit, durch spekulativ hohe Gebote zusätzliche Einnahmen 
zu erzielen. Allerdings können mangelnde Informationen über die zugrunde liegende Kos-
tenstruktur anderer Marktteilnehmer, ebenso wie Unsicherheiten hinsichtlich eines zu er-
wartenden Markträumungspreises, hierbei zu Ineffizienzen führen (vgl. Grimm et al. 2008, 
150 f.). Die inhärente Preisfindung eines Pay-as-bid Auktionsverfahrens impliziert letzt-
lich zwei grundsätzlich mögliche Gebotslegungen von Stromanbietern: Im ersten Fall re-
flektieren die Gebote aller Marktteilnehmer theoretisch die langfristigen Gestehungskosten 
inklusive einer potenziellen Rendite, im zweiten Fall profitieren vor allem große Markt-
teilnehmer von hohen Gewinnen, indem sie mit einem Teil ihrer Erzeugungskapazitäten 
am Markt spekulativ agieren (vgl. Nielsen et al. 2011, 4437). 
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Im Weiteren werden die qualtiativen Auswirkungen einer entsprechend veränderten Preis-
setzung im Day-Ahead-Handel für die deutschen Strommärkte betrachtet und hinsichtlich 
ihres Einflusses auf eine wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien untersucht. 
5.1.2 QUALITATIVE AUSWIRKUNGEN FÜR DIE DEUTSCHEN STROMMÄRKTE 
Wissenschaftliche Arbeiten zur Bewertung der Effizienz von Pay-as-bid Auktionen basie-
ren bislang vorwiegend auf theoretischen Analysen (vgl. Oren 2004; Son et al. 2004). Da 
derartige Auktionsverfahren meist nur in Teilsegmenten eines Strommarktes – wie zum 
Beispiel auf Märkten für Systemdienstleistungen – angewendet werden, mangelt es zudem 
an praktischen Erkenntnissen. Derzeit verwendet lediglich die britische APX Power UK als 
einzige europäische Strombörse ausschließlich eine Pay-as-bid Preissetzung am Spot-
markt, die zugleich mit einer kontinuierlichen Handelsstruktur einhergeht (vgl. Weber 
2010, 3157). Insbesondere existieren aktuell keine relevanten, quantitativen Erfahrungs-
werte eines Elektrizitätssystems mit einer regenerativen Erzeugungsstruktur sowie einem 
Pay-as-bid Auktionsverfahren am Spotmarkt der Strombörse. 
Die Einführung einer Pay-as-bid Preisfindung in der Day-Ahead-Auktion am Spotmarkt 
der EEX würde bei allen Marktteilnehmern eine veränderte strategische Ausrichtung der 
Gebotslegung nach sich ziehen. Vor allem Betreiber grenzkostenfreier Erzeugungsanlagen 
werden in diesem Fall deutlich höhere Gebote abgeben müssen, um eine Deckung ihrer 
langfristigen Gestehungskosten zu gewährleisten. Allerdings werden auch die Gebote von 
Kraftwerken mit hohen variablen Kostenanteilen ansteigen, da auch sie versuchen werden, 
eine Vollkostendeckung mittels ihrer abgegebenen Gebote zu erzielen. Unter der Annahme 
rationaler Handelsvorgänge werden somit alle Stromanbieter Gebote in der Day-Ahead-
Auktion platzieren, die mindestens eine Deckung ihrer jeweiligen Vollkosten sicherstellen. 
Darüber hinaus besitzen vor allem Marktteilnehmer mit großen Angebotsmengen im Ver-
gleich zu Anbietern kleinerer Stromportfolios durch die Pay-as-bid Charakteristik einen 
Anreiz, mittels spekulativ hoher Gebote zusätzliche Erlöse zu erwirtschaften. So können 
diese zum einen aufgrund umfassender Marktinformationen bessere Prognosen hinsichtlich 
des zu erwartenden Räumungspreises abgeben und zum anderen ein größeres Risiko ein-
gehen, bei einem zu hohen Gebot nicht eingesetzt zu werden (vgl. Grimm et al. 2008, 151). 
In diesem Zusammenhang ist anzumerken, dass die Annahme einer Gebotslegung, welche 
die gesamten Gestehungskosten berücksichtigt, ausschließlich für eine isolierte Betrach-
tung gültig ist. So haben zum Beispiel regelbare, erneuerbare Kraftwerke die Möglichkeit 
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zusätzliche Erlöse auf weiteren Strommärkten – wie dem börslichen Terminmarkt oder 
dem OTC-Markt – zu generieren und sind somit nicht zwangsläufig auf Spotmarktgebote 
angewiesen, die ihre gesamten Kosten decken. Allerdings können sich Betreiber fluktuie-
render Erzeugungsanlagen unter der Annahme unveränderter Marktstrukturen und -regeln 
in Deutschland bislang nur bedingt über den Termin-, Regelenergie- oder OTC-Markt fi-
nanzieren (vgl. Kapitel 3.3). Infolgedessen müssen in erster Linie Anbieter von Wind- und 
Photovoltaikenergie eine Vollkostendeckung am Spotmarkt erzielen. 
Da das eigene Gebot die potenzielle Vergütung für die jeweilig angebotene Strommenge 
determiniert, werden Stromanbieter versuchen, den höchstmöglichen Preis zu verlangen, 
der sie gerade noch dazu qualifiziert, einen entsprechenden Teil der Nachfrage zu decken. 
Demzufolge sind vermutlich Betreiber großer Erzeugungsanlagen – konventioneller Groß-
kraftwerke aber auch großer Offshore-Windparks – in der Lage, Gebotspreise deutlich 
oberhalb der zugrunde liegenden Vollkosten abzugeben. Dies wiederum könnte langfristig 
dazu führen, dass sich Anbieter kleinerer Strommengen – somit auch Betreiber dargebots-
abhängiger Onshore-Windenergie- und Photovoltaikanlagen – möglicherweise an diesen 
überhöhten Geboten orientieren und infolgedessen eine Spirale ansteigender Gebotspreise 
am Spotmarkt entsteht (vgl. Nielsen et al. 2011, 4441). 
Als Konsequenz eines veränderten Gebotsverhaltens der Marktakteure gilt die charakteris-
tische Einsatzreihenfolge der verfügbaren Erzeugungsleistungen am Spotmarkt nicht mehr 
zwangsläufig. Insbesondere Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke, die aufgrund ver-
nachlässigbarer Grenzkosten zuvor prioritär zur Lastdeckung eingesetzt worden sind, kön-
nen im Fall einer Pay-as-bid Auktion nicht davon ausgehen, in jedem Fall zu den Aukti-
onsgewinnern zu gehören. Unter der Annahme zukünftig sinkender Gestehungskosten er-
neuerbarer Energien sowie steigender Brennstoff- und CO2-Kosten für konventionelle fos-
sile Kraftwerkstechnologien, könnte die grundsätzliche Gebotsreihenfolge bzw. die aggre-
gierte Angebotskurve tendenziell eine vergleichbare Charakteristik aufweisen. Allerdings 
führen bei einer Pay-as-bid Auktion vor allem Unsicherheiten hinsichtlich einer potenziel-
len Marktmachtausübung und einer strategischen Gebotslegung anderer Marktteilnehmer 
zu der Gefahr, trotz wettbewerbsfähiger Gebote bzw. Gestehungskosten nicht berücksich-
tigt zu werden. Da große Marktteilnehmer in der Regel einen größeren Spielraum zur Spe-
kulation besitzen, erhöht sich vor allem das Ausführungsrisiko für kleinere Stromanbieter, 
die in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien allerdings einen 
nicht zu vernachlässigenden Teil des Stromangebotes stellen. Bei einer Pay-as-bid Auktion 
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erzielen daher in erster Linie Marktteilnehmer mit einem geringen Stromangebot im Ver-
gleich zu Akteure mit einem großen verfügbaren Stromangebot niedrigere Profite als bei 
einer Einheitspreis-Auktion (vgl. Nielsen et al. 2011, 4437). 
Durch die Einführung einer Pay-as-bid Auktion verändern sich vor allem die strategischen 
Voraussetzungen für eine Vollkostendeckung fluktuierender Kraftwerkstechnologien. 
Während eine grenzkostenbasierte Preissetzung im Day-Ahead-Handel impliziert, dass 
Windenergie- und Photovoltaikanlagen vorrangig einspeisen bzw. eingesetzt werden, müs-
sen diese bei einem Pay-as-bid Auktionsverfahren damit rechnen, deutlich weniger Voll-
laststunden im Jahr zu erreichen. So könnte ein potenzieller Anstieg der Gebotspreise zu 
einer starken Zunahme des Stromimportes von externen Märkten und infolgedessen zu 
einer sinkenden Windenergie- und Solarstromproduktion führen (vgl. Nielsen et al. 2011, 
4441 f.). Demnach nimmt durch eine Gebotslegung, die sich nicht an den eigenen Grenz-
kosten orientiert, insbesondere für Betreiber grenzkostenfreier Kraftwerke das finanzielle 
Risiko zu, in Stundenintervallen mit hohen Spotmarktpreisen durch Stromanbieter von an-
geschlossenen Märkten unterboten zu werden. Vor dem Hintergrund eines Ausbaus des 
grenzüberschreitenden Stromhandels in Europa und einer theoretisch flexiblen Anpassung 
des Stromimportes an hohe Spotmarktpreise im Inland, besteht für fluktuierende Erzeu-
gungsanlagen daher ein hohes Risiko, ihre erzeugte Energie in einer Pay-as-bid Auktion 
für Stundenkontrakte nicht fortlaufend bzw. ununterbrochen vermarkten zu können. Für 
Anbieter großer Mengen dargebotsabhängiger Energie – wie zum Beispiel die Offshore-
Windenergie – besteht zusätzlich die Gefahr, im Fall strategisch hoher Gebote durch infol-
gedessen ansteigende Stromimporte nicht zur Lastdeckung eingesetzt zu werden. 
Eine Abschaffung der bestehenden Regeln zur Bildung einheitlicher Markträumungspreise 
im Day-Ahead-Handel bedeutet zugleich die unmittelbare Vermeidung des preissenkenden 
Merit-Order-Effektes infolge der Einspeisung grenzkostenfreier Erzeugungsanlagen. Pay-
as-bid Gebote führen in diesem Zusammenhang zu veränderten Auswirkungen erneuerba-
rer Energien für die resultierenden Marktpreise am Spotmarkt der Strombörse. Ob jedoch 
eine derart veränderte Preissetzung für Spotmarktgeschäfte im Hinblick auf eine reduzierte 
Anzahl an Volllaststunden tatsächlich ein erhöhtes Erlöspotenzial für Anbieter fluktuieren-
der Energien bereitstellt, bedarf vor allem einer spezifischen, quantitativen Analyse für das 
deutsche Elektrizitätssystem. Hierbei muss zum einen die weitere Entwicklung der Kraft-
werksparkstruktur berücksichtigt werden, die in beiden Fällen – Einheitspreis-Auktion und 
Pay-as-bid Auktion – einen erheblichen Einfluss auf das ermittelte Preisniveau besitzt. 
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Außerdem müssen die komplexen Wechselwirkungen mit alternativen Vertriebsmöglich-
keiten des Großhandelsmarktes hinsichtlich ihrer Auswirkungen auf eine Vollkostende-
ckung der erneuerbaren Stromgestehung überprüft werden. Eine vergleichbare Simulation 
des dänischen Spotmarktes
18
 von Nielsen et al. führte allerdings zu dem Ergebnis, dass 
eine grenzkostenbasierte Preissetzung insbesondere für fluktuierende Erzeugungsanlagen 
höhere Einnahmen gewährleistet als ein Pay-as-bid Auktionsverfahren (vgl. 2011, 4443). 
5.1.3 BEWERTUNG 
Im Folgenden werden die qualitativen Auswirkungen eines Marktsystems mit einer Pay-
as-bid Preissetzung am Spotmarkt für die erneuerbare Erzeugungsstruktur anhand der in 
Kapitel 4 vorgestellten Kriterien bewertet. In Tabelle 5 sind hierzu relevante, theoretische 
Merkmale eines Pay-as-bid Auktionsverfahrens für die Anwendung am Day-Ahead-Markt 
der Strombörse in einer Übersicht dargestellt. 
Tabelle 5 Theoretische Merkmale einer Pay-as-bid Preissetzung 
Merkmale einer Pay-as-bid Preissetzung 
 Gebotslegung orientiert sich an einer Deckung der langfristigen Gestehungskosten 
 Gebotspreise fluktuierender Erzeugungsanlagen steigen deutlich 
 Merit-Order-Effekt infolge grenzkostenfreier Stromerzeugung wird verhindert 
 Anbieter großer Strommengen haben einen Anreiz zur Abgabe strategisch hoher Gebote 
 Stromimport von externen Märkten in Zeitintervallen mit sehr hohen Marktpreisen 
 Gefahr einer sinkenden Anzahl an Volllaststunden für fluktuierende Erzeugungsanlagen 
Quelle: eigene Darstellung 
5.1.3.1 Langfristige Planungssicherheit 
Zusätzlich zu einer Vermarktung über den Spotmarkt können Stromanbieter weiterhin al-
ternative Vertriebswege wie den Regelenergiemarkt, den OTC-Markt oder den börslichen 
Terminhandel nutzen, um die für eine Vollkostendeckung notwendigen Erlöse zu erzielen. 
Unter der Annahme beständiger Marktregeln und Handelsstrukturen hat eine veränderte 
Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse diesbezüglich keine direkte Auswirkung auf 
den Aspekt einer langfristigen Planungssicherheit. Jedoch bietet die aktuelle Ausgestaltung 
                                                 
 
18
  Die Strombörse NASDAQ OMX Commodities Europe – ehemals Nord Pool – deckt u.a. den dänischen 
Strommarkt ab. Der Anteil fluktuierender Energien an der Stromproduktion in Dänemark lag im Jahr 
2009 bei etwa 30 Prozent und soll in Zukunft deutlich ansteigen (vgl. Nielsen et al. 2011, 4434 ff.). 
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des Marktdesigns insbesondere für Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke bislang kei-
ne geeignete Möglichkeit für einen langfristig wettbewerbsfähigen Vertrieb des erzeugten 
Stroms auf den deutschen Strommärkten (vgl. Kapitel 3.3). Demnach müsste für eine ver-
besserte Voraussicht auf erzielbare Einnahmen fluktuierender Erzeugungsanlagen in erster 
Linie die Preissetzung am Spotmarkt – in diesem Fall mittels Pay-as-bid – sowohl für 
prognostizierbare Marktpreise als auch für eine verlässliche Kraftwerkseinsatzplanung 
sorgen. Beide Aspekte müssen jedoch aufgrund der inhärenten Struktur eines Pay-as-bid 
Auktionsverfahrens in Frage gestellt werden. So führt der Anreiz, durch eine spekulative 
Gebotslegung hohe Gewinne erzielen zu können, zusammen mit der grundlegenden Orien-
tierung des Gebotsverhaltens an einem Erwartungswert zu einer tendenziell unsicheren 
Entwicklung der Spotmarktpreise. Zudem verursachen steigende Stromimporte von ange-
schlossenen Märkten in Zeitintervallen mit hohen Spotmarktpreisen insbesondere für fluk-
tuierende Erzeugungsanlagen keine geeigneten Rahmenbedingungen für eine optimale 
Kraftwerkseinsatzplanung. Aufgrund dieser Unsicherheiten hat ein Pay-as-bid Auktions-
verfahren zur Versteigerung von Stundenkontrakten am Spotmarkt sehr wahrscheinlich 
keinen positiven Einfluss bezüglich einer hinreichend langfristigen Planbarkeit potenzieller 
Einnahmen für fluktuierende Kraftwerkstechnologien auf den deutschen Strommärkten. 
5.1.3.2 Vollkostendeckung 
Damit Anbieter erneuerbarer Energien unter der Annahme rationaler Gebote erfolgreich an 
einer Pay-as-bid Auktion teilnehmen können, müssen in erster Linie die langfristigen 
Stromgestehungskosten wettbewerbsfähig sein. Diese Forderung kann angesichts zukünftig 
sinkender Gestehungskosten regenerativer Kraftwerke und gleichzeitig steigender Brenn-
stoff- und CO2-Kosten für fossile Erzeugungstechnologien als durchaus realistisch betrach-
tet werden (vgl. DLR et al. 2012). Da zudem die Gebotspreise der Marktakteure bei einer 
Pay-as-bid Preissetzung mindestens die jeweiligen Kosten decken, ist theoretisch eine 
Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromerzeugung möglich. Allerdings werden fluktu-
ierende Erzeugungsanlagen bei einem Pay-as-bid Auktionsverfahren am Spotmarkt der 
Strombörse nicht mehr vorrangig zur Lastdeckung eingesetzt, sondern erreichen aufgrund 
günstigerer Stromimporte oder fehlerhafter Prognosen des zu erwartenden Räumungs-
preises unter Umständen deutlich weniger Volllaststunden, als bei einer grenzkosten-
orientierten Preissetzung (vgl. Nielsen et al. 4441 ff.). Primär Kraftwerke mit dominieren-
den fixen Kostenanteilen und vernachlässigbaren Grenzkosten – somit in erster Linie fluk-
tuierende Windenergie- und Photovoltaikanlagen – sind jedoch auf eine hohe Anzahl an 
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Volllaststunden zur Finanzierung der Kraftwerksinvestition angewiesen. Infolgedessen ist 
eine grenzkostenorientierte Preisfindung voraussichtlich insbesondere für fluktuierende 
Erzeugungstechnologien vorteilhaft (vgl. Nielsen et al. 2011, 4443). Unter den Anbietern 
erneuerbarer Energien profitieren zudem lediglich große Offshore-Windparks von der 
Möglichkeit, durch Spekulation höhere Erlöse als bei einer Einheitspreis-Auktion erzielen 
zu können. Jedoch ist angesichts einer von fixen Kosten dominierten Kostenstruktur das 
finanzielle Risiko, bei einem zu hohen Gebotspreis nicht zur Lastdeckung eingesetzt zu 
werden, für einen Betreiber einer Offshore-Windenergieanlage deutlich größer, als für ei-
nen Betreiber eines konventionellen Kraftwerkes gleicher Leistungsdimension. Einer rela-
tiv kleinen Steigerung des Erlöspotenzials steht somit ein hohes Verlustrisiko gegenüber. 
Demnach führt eine Pay-as-bid Preissetzung in der Regel zu einer Benachteiligung fluktu-
ierender Technologien und zugleich zu einer Bevorteilung von Kraftwerken mit hohen 
variablen Kostenanteilen. Letztendlich bietet ein Marktsystem mit einem Pay-as-bid Auk-
tionsverfahren am Spotmarkt der Strombörse wahrscheinlich keine Gewährleistung einer 
Vollkostendeckung der dargebotsabhängigen Stromgestehung. 
5.1.3.3 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
Eine Pay-as-bid Preissetzung besitzt keinen direkten Zusammenhang mit einer verbesser-
ten Vorhersagbarkeit langfristig erzielbarer Erlöse am Spotmarkt der Strombörse. In der 
Theorie führt eine strategische Gebotsausrichtung der teilnehmenden Akteure überdies zu 
einer hohen Unsicherheit bezüglich der Entwicklung zu erwartender Räumungspreise. In-
folgedessen besitzen Pay-as-bid Auktionen tendenziell keinen positiven Einfluss auf die 
zeitbezogene Anreizung von Investitionen in erneuerbare Erzeugungsanlagen. 
Eine individuelle Marktpreisfindung beeinflusst unmittelbar die ortspezifische Ansiedlung 
von Kraftwerken. So bedingt eine heterogene Vergütung zwangsläufig eine monetäre Be-
wertung standortspezifischer Rahmenbedingungen. Fluktuierende Erzeugungsanlagen, 
denen ein ungeeignetes meteorologisches Dargebot zur Verfügung steht oder deren Stand-
ortanforderungen mit hohen Kosten verbunden sind, werden in diesem Fall aufgrund einer 
Vergütung nach dem Pay-as-bid Prinzip unter Umständen zeitweise nicht zur Lastdeckung 
eingesetzt. Infolgedessen könnte eine Clusterbildung dargebotsabhängiger Kraftwerke an 
günstigen Standorten angesichts notwendiger Infrastrukturmaßnahmen hohe Systemkosten 
verursachen. Insbesondere bietet eine Pay-as-bid Preissetzung am Spotmarkt keine spezifi-
schen Maßnahmen, Erzeugungsleistungen innerhalb eines Versorgungsgebietes zweckmä-
ßig zu steuern. Demnach führt ein Marktsystem mit einem Pay-as-bid Auktionsverfahren 
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am Day-Ahead-Markt der Strombörse sehr wahrscheinlich nicht zur Bereitstellung geeig-
neter zeit- bzw. ortsbezogener Investitionsanreize in erneuerbare Kraftwerkstechnologien. 
5.1.3.4 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
Der viel diskutierte Aspekt, das Strompreisniveau für Endverbraucher durch geringere Be-
schaffungskosten infolge einer Umstellung von Einheitspreis- auf Pay-as-bid Auktionen 
am Day-Ahead-Markt zu senken, konnte wissenschaftlich bislang nicht belegt werden (vgl. 
Tierney et al. 2008, 20). Dessen ungeachtet beeinflusst eine veränderte Preissetzung am 
Spotmarkt die Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen auf den Strommärkten. So hat eine 
gebotsbezogene Vergütung versteigerter Stundenkontrakte weitreichende Auswirkungen 
auf die zugrunde liegende Transparenz der Marktvorgänge. Für eine Gebotslegung, die 
sowohl einen optimalen Erlös garantiert als auch den Kraftwerkseinsatz gewährleistet, sind 
umfangreiche Informationen über die Marktstruktur sowie potenzielle Wettbewerber not-
wendig. Vor allem kleine Akteure können daher nicht mehr lediglich auf Basis ihrer eige-
nen Kosteninformationen am Markt agieren, sondern müssen mit erheblichen Informati-
onsbeschaffungskosten rechnen. Zudem haben in einer Pay-as-bid Auktion vor allem Be-
treiber großer Erzeugungseinheiten die Möglichkeit, mittels Spekulation ihre Einnahmen 
zu steigern. In Erwartung, dass ihre Kraftwerkskapazitäten zeitweise zur Lastdeckung be-
nötigt werden, könnten beispielsweise strategisch hohe Gebotspreise zu einem erhöhten 
Erlöspotenzial führen. Allerdings besitzt eine erneuerbare Erzeugungsstruktur neben einer 
vielfältigen Eigentümerstruktur in erster Linie deutlich kleinere Erzeugungseinheiten als 
ein Elektrizitätssystem mit konventionellen Großkraftwerken. In diesem Zusammenhang 
profitieren angesichts großer Kraftwerksleistungen zukünftig vor allem Offshore-
Windparks von einer theoretisch möglichen Marktmachtausübung bei einer Pay-as-bid 
Preissetzung im Day-Ahead-Handel. Demzufolge sind für Offshore-Windenergieanlagen 
nach einer Modellrechnung höhere Erlöse als bei einer grenzkostenorientierten Preisset-
zung möglich (vgl. Nielsen et al. 2011, 4442). Letztlich führen Pay-as-bid Auktionen in 
einem System mit vielen kleinen Marktakteuren zu der Gefahr, dass vor allem wenige gro-
ße Stromanbieter überproportional profitieren. Zudem ist die grundsätzlich hohe Wahr-
scheinlichkeit der Marktmachtausübung bei einer Pay-as-bid Preisfindung nicht mit dem 
Grundsatz eines fairen Wettbewerbs vereinbar (vgl. Grimm et al. 2008, 150 f.; Tierney et 
al. 2008, 20). Ein Pay-as-bid Auktionsverfahren zur Versteigerung von Stundenkontrakten 
am Spotmarkt bietet daher wahrscheinlich keine geeigneten Verteilungs- und Wettbe-
werbswirkungen in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien. 
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5.1.3.5 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Eine Veränderung der Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse stellt vordergründig eine 
unkomplizierte Anpassung des bestehenden Marktsystems dar. Insbesondere werden die 
spezifischen Vorgänge und Regeln auf interdependenten Handelsplätzen – wie beispiels-
weise dem Regelenergie-, OTC- oder Terminmarkt – nicht direkt beeinflusst. Jedoch führt 
eine Pay-as-bid Preissetzung für Spotmarktgeschäfte indirekt zu der Problematik eines 
fehlenden, eindeutigen Referenzpreises auf den angeschlossenen Strommärkten (vgl. 
Grimm et al. 2008, 151). Als Konsequenz gilt die Arbitragefreiheit für das Preisniveau auf 
den deutschen Strommärkten nicht mehr uneingeschränkt bzw. wird durch Intransparenz 
verhindert. Die weiteren Wechselwirkungen zwischen den Teilmärkten im Stromgroßhan-
del sind daher nur schwer zu prognostizieren. Zudem stellt sich die Problematik, inwieweit 
die Nachfrageseite in die Preisfindung miteinbezogen werden kann. So bedarf es für die 
Anwendung eines Pay-as-bid Auktionsverfahrens in einem zweiseitigen Markt, in dem 
sowohl Anbieter als auch Nachfrager Gebotspreise abgeben dürfen, einer komplexen, spe-
zifischen Auktionsgestaltung (vgl. Grimm et al. 2008, 151). In diesem Zusammenhang 
führt eine Anpassung des aktuellen Marktdesigns in Form einer Pay-as-bid Preissetzung 
am Spotmarkt wahrscheinlich zu einer erhöhten Komplexität in einem Elektrizitätssystem 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien. 
5.1.3.6 Übersicht der Bewertungsergebnisse 
 
Abbildung 18 Bewertung einer Veränderung der Preissetzung am Spotmarkt 
Quelle: eigene Darstellung 
In Abbildung 18 ist die Bewertung einer Pay-as-bid Preissetzung im Day-Ahead-Handel 
am Spotmarkt der Strombörse hinsichtlich der in Kapitel 4 definierten Kriterien in Form 
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eines Netzdiagramms zusammenfassend dargestellt. Demnach besitzt ein Pay-as-bid Auk-
tionsverfahren sehr wahrscheinlich keinen positiven Einfluss bezüglich zeit- und ortsbezo-
gener Investitionsanreize in die regenerative Erzeugungsstruktur sowie einer langfristigen 
Planungssicherheit für potenzielle Investoren dargebotsabhängiger Kraftwerke. Zudem 
können durch Pay-as-bid Spotmarktauktionen in einem Elektrizitätssystem mit hohen An-
teilen erneuerbarer Energien wahrscheinlich weder eine Vollkostendeckung der Stromge-
stehung, noch effiziente Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen sowie eine geeignete 
Komplexität des Marktsystems gewährleistet werden. 
5.2 Zubau von Stromspeichern 
In Verbindung mit einer Marktintegration erneuerbarer Energien werden geeignete För-
dermaßnahmen für den Ausbau von Stromspeichern in Deutschland immer wieder kontro-
vers diskutiert. Die Ausarbeitung eines Kombikraftwerksbonus im Rahmen des EEG ist 
eines von vielen theoretischen Konzepten aus der jüngeren Vergangenheit, um fluktuieren-
de Erzeugungsanlagen in geeigneter Weise mit Speichern zu flankieren. Sogenannte 
regenerative Kombikraftwerke sollen hierbei mittels ihrer Fähigkeit, Strom sowohl 
erzeugen als auch speichern zu können, dargebotsabängige Energie bedarfsgerecht in das 
Übertragungsnetz einspeisen (vgl. Consentec und r2r 2010, 3). Ein Marktsystem mit hohen 
Anteilen erneuerbarer Energien erhält durch den Zubau von Stromspeichern prinzipiell 
eine regelbare Charakteristik der Stromerzeugung, ähnlich derjenigen eines Elektrizitäts-
systems auf Basis konventioneller Kraftwerke. Auch die Bundesregierung strebt in ihrem 
Energiekonzept langfristig einen Ausbau von Speicherkapazitäten an. Zu diesem Zweck 
sollen bestehende Potenziale von Pumpspeicherkraftwerken erschlossen und sowohl die 
Förderung regelbarer Biogasanlagen als auch die Erforschung neuer Speichertechnologien 
intensiviert werden (vgl. BMWi 2010, 21). Ein Zubau von Stromspeichern steht in direkter 
Verbindung mit dem Paradigma der Nicht-Speicherbarkeit von Elektrizität und stellt 
grundsätzlich eine Gestaltungsoption dar, deren Ursprung in der intermittierenden Einspei-
secharakteristik fluktuierender Technologien liegt. Stromspeicher sind in der Lage, elektri-
sche Energie mithilfe vielfältiger Umwandlungsprozesse in eine andere Energieform über 
einen signifikanten Zeitraum zu speichern, um Schwankungen von Erzeugung und Nach-
frage geeignet auszugleichen. In diesem Zusammenhang verfolgen derzeit u.a. die nach-
folgend genannten Ansätze dasselbe Ziel, zeitweilig überschüssige Strommengen darge-
botsabhängiger Kraftwerke nutzbar zu machen (vgl. SRU 2011, 155). 
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 Zubau von Stromspeichersystemen 
 Aufbau eines großräumigen (europäischen) Stromnetzverbundes 
 Einsatz regelbarer erneuerbarer Erzeugungstechnologien 
 Flexible Lastverschiebungen bzw. DSM-Maßnahmen 
Speichertechnologien unterscheiden sich u.a. durch technische Betriebsparameter, wie 
Speicherkapazität, Wirkungsgrad und Lebensdauer sowie durch die zugrunde liegende 
elektrische, elektrochemische oder mechanische Speicherform (vgl. SRU 2011, 156 ff.). 
Einsatzbereich und wirtschaftliches Potenzial variieren dabei je nach Speicherkosten zum 
Teil stark. Im Folgenden werden die Auswirkungen eines Zubaus von Speichersystemen 
für die deutschen Strommärkte untersucht. Hierbei sind qualitative Effekte für die Markt-
preisbildung unabhängig von technologiespezifischen Konzepten. Abschließend werden 
theoretische Merkmale eines Marktsystems mit hohen Anteilen installierter Speicherkapa-
zitäten anhand der in Kapitel 4 vorgestellten Kriterien hinsichtlich einer Bereitstellung von 
Investitionsanreizen in die erneuerbare Erzeugungsstruktur bewertet. 
5.2.1 THEORETISCHE GRUNDLAGEN VON STROMSPEICHERKONZEPTEN 
Speicheranlagen beeinflussen grundsätzlich in ähnlicher Weise die Residuallast bzw. die 
Preisbildung auf den Strommärkten, wie die bereits dargelegte Nachfrageflexibilisierung 
mittels DSM-Maßnahmen (vgl. Kapitel 3.3). Der zugrunde liegende Ansatz besteht darin, 
einen Ausgleich zwischen einer hohen Residuallast mit einem geringen fluktuierenden 
Stromangebot und einer niedrigen Residuallast mit einem hohen fluktuierenden Stroman-
gebot herzustellen. Theoretisch bewirkt die Marktteilnahme hinreichender Speicherkapazi-
täten demzufolge eine Charakteristik von Angebot und Nachfrage, die mit der eines Markt-
systems auf Basis konventioneller, regelbarer Kraftwerke vergleichbar ist. 
Ein Zubau von Stromspeichern besitzt langfristig das Ziel, die Versorgungssicherheit in 
einem Elektrizitätssystem zu gewährleisten. Jedoch beeinflussen Speicherkapazitäten vor 
allem kurz- und mittelfristig die gleichgewichtigen Marktpreise am Großhandelsmarkt. 
Hohe Marktpreisunterschiede – sogenannte Spreads – innerhalb eines für den Speicherein-
satz relevanten Zeitraums
19
, bilden im Wesentlichen die Grundlage für einen wirtschaftli-
chen Betrieb von Anlagen zur Stromspeicherung (vgl. Gatzen 2008, 214). So dienen die 
                                                 
 
19
  Je nach Speichertechnologie kann in der Regel zwischen Kurzzeitspeichern, Langzeitspeichern und Elekt-
rochemischen Speichern mit verschiedenen technisch und wirtschaftlich realisierbaren Speicherdauern 
und Entladezeiten unterschieden werden (vgl. Pehnt und Höpfner 2009, 1 ff.). 
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Preise bzw. hohen Preisspannen auf den Strommärkten ex-ante zur Begründung für die 
Existenz eines Stromspeichers bzw. die Marktteilnahme von Speicherbetreibern. Zusätzli-
che Speicherkapazitäten am Markt beeinflussen allerdings das Gleichgewicht von Angebot 
und Nachfrage und somit die Strompreisbildung am Großhandelsmarkt. Infolgedessen ver-
ändern sich die Marktpreise und bestimmen ex-post die Deckungsbeiträge der Speicher-
kraftwerke. Die einhergehende Veränderung der Erlösmöglichkeiten auf den Strommärk-
ten führt letztlich zu Auswirkungen für alle Stromanbieter und demzufolge zu veränderten 
Rahmenbedingungen für eine Vollkostendeckung erneuerbarer Erzeugungsanlagen sowie 
inhärenter Anreize zur Errichtung dargebotsabhängiger Kapazitäten. 
 
Abbildung 19 Marktpreiseffekte durch die Marktteilnahme von Speicherkapazitäten 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Ehlers 2011, 113 
In Abbildung 19 sind die grundlegenden theoretischen Marktpreiseffekte durch die Teil-
nahme von Stromspeichern am Großhandelsmarkt für Strom schematisch dargestellt. Unter 
der Annahme eines vorgegebenen Angebotes elektrischer Energie, führt das Einspeichern 
einer Speicheranlage zu einer Erhöhung der Nachfrage und infolgedessen zu einem An-
stieg der Marktpreise für elektrische Energie (vgl. Ehlers 2011, 113). Anbieter von Spei-
cherkapazitäten werden ihre Gebote für den Ankauf elektrischer Energie hierzu strategisch 
an einer zu erwartenden niedrigen Last bzw. niedrigen Marktpreisen ausrichten. Im Hin-
blick auf ein Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien entspricht das 
in der Regel einer Marktsituation mit hoher dargebotsabhängiger Stromeinspeisung. Das 
Ausspeichern einer Speicheranlage bewirkt dagegen eine entsprechende Erhöhung des 
Angebotes am Markt. Als Folge sinken bei einer vorgegebenen Nachfrage die gleichge-
wichtigen Marktpreise für elektrische Energie (vgl. Ehlers 2011, 113). Anlagenbetreiber 
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setzen ihre Speicherleistungen in diesem Fall im Hinblick auf eine zu erwartende hohe 
Last bzw. hohe Marktpreise ein. In einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuer-
barer Energien tritt dies vor allem in Stundenintervallen mit geringer dargebotsabhängiger 
Stromeinspeisung auf. Das Zusammenspiel von Speicherbetrieb bei niedrigen Preisen und 
Ausspeicherbetrieb bei hohen Preisen führt daher theoretisch zu geringeren maximalen 
Spreads der Marktpreise für Strom (vgl. Abbildung 19). 
Die quantitativen Marktpreiseffekte von Speicherkapazitäten sind allerdings von einer 
Vielzahl an Einflussfaktoren und Rahmenbedingungen abhängig. So erfolgt die prinzipielle 
Einsatzplanung eines Stromspeichers auf Basis von ex-ante Preis- und Lastinformationen 
und kann im Fall eines analogen Vorgehens hinreichend vieler Speicherbetreiber zu einer 
Verstetigung der Marktpreiseffekte und infolgedessen zu geringen Deckungsbeiträgen für 
alle Speicheranlagen führen (vgl. Ehlers 2011, 112). Im Extremfall entsteht, analog zu der 
fiktiven Situation einer maximalen Flexibilität der Nachfrage infolge von DSM-
Maßnahmen, ein uneingeschränkter Ausgleich zeitlich schwankender Marktpreise bzw. 
eine konstante Residuallast (vgl. Kapitel 3.3). Zusätzlich zu der unsicheren Konkurrenz-
situation für Betreiber von Speicheranlagen, besitzt das zugrunde liegende Stromangebot 
innerhalb eines Versorgungsgebietes einen erheblichen Einfluss auf die erzielbaren 
Deckungsbeiträge von Stromspeichern. So ist ein konvexer Verlauf der Merit-Order mit 
möglichst großer Steigung bei hoher Nachfrage essentiell für eine kalkulierbare Preis-
beeinflussung sowie letztlich für positive Erlöse einer Stromspeicherung. Vor dem 
Hintergrund einer sich wandelnden Kraftwerksparkstruktur und einer fortschreitenden 
Berücksichtigung externer Kosten der konventionellen Stromerzeugung, stellt die hohe 
Preiselastizität des Angebotes auf den Strommärkten einen bedeutenden Einflussfaktor für 
das Konzept der Stromspeicherung dar (vgl. Gatzen 2008, 56 f.). Nicht zuletzt unerwartete 
Lastveränderungen können das Marktgleichgewicht erheblich beeinflussen und somit die 
Einsatzplanung von Stromspeichern mit einem Risiko belasten. 
Angesichts einer veränderten Charakteristik der Marktpreise für Strom beeinflusst ein 
Zubau von Speicherkapazitäten die Erlössituation von Windenergie- und Photovoltaik-
anlagen in Deutschland. So führen Zeitintervalle mit hoher dargebotsabhängiger Strom-
erzeugung durch den Einspeisevorrang in der Regel zu einer niedrigen Residuallast und 
somit zu Marktzuständen, in denen Speicherbetreiber elektrische Energie ankaufen bzw. 
einspeichern. Im Rahmen einer isolierten Betrachtung stellen Stromspeicher für Anbieter 
fluktuierender Energien demnach reine Endverbraucher dar und verbessern deren 
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Vermarktungsposition. Ein Speicherzubau könnte somit theoretisch eine wettbewerbliche 
Finanzierung fluktuierender Energien auf den Strommärkten positiv beeinflussen. 
5.2.2 QUALITATIVE AUSWIRKUNGEN FÜR DIE DEUTSCHEN STROMMÄRKTE 
Inwiefern ein Zubau von Stromspeichern die Erlösmöglichkeiten erneuerbarer Erzeu-
gungsanlagen auf den deutschen Strommärkten tatsächlich verbessern kann, ist in erster 
Linie von den resultierenden Marktpreisen für elektrische Energie abhängig. In diesem 
Zusammenhang werden im Weiteren qualitative Effekte eines Einsatzes von Speicherka-
pazitäten auf die Preisbildung am Spotmarkt der Strombörse untersucht. Insbesondere der 
theoretische Aspekt einer Erhöhung der Marktpreise elektrischer Energie in Zeitintervallen 
mit hoher dargebotsabhängiger Stromeinspeisung bedarf hierzu einer detaillierten Betrach-
tung. Darüber hinaus wird das grundsätzliche Potenzial regenerativer Kombikraftwerke für 
eine wettbewerbliche Finanzierung fluktuierender Energien untersucht. 
Sowohl Erzeugung als auch Last können das Angebot bzw. die Nachfrage von Erzeu-
gungsleistungen am Markt verändern und infolgedessen den Mechanismus zur Preisbil-
dung am Spotmarkt der Strombörse im tageszeitlichen Verlauf stark beeinflussen. Strom-
speicher wiederum sind in der Lage durch Ein- und Ausspeicherung beiderseits Last und 
Erzeugung bzw. Stromangebot und -nachfrage auf den Strommärkten zu verändern. Wobei 
deren wirtschaftlicher Anreiz zur Marktteilnahme mit der Existenz hinreichend hoher 
Marktpreisspannen verbunden ist. So ist der Einsatz von Stromspeichern unter Vernachläs-
sigung von Betriebskosten genau dann rentabel, wenn die Differenz der Marktpreise zwi-
schen Ein- und Ausspeicherzeitpunkt größer als der Wirkungsgradverlust der Speicheran-
lage ist (vgl. dena 2010, 100). Demnach bieten Situationen mit sehr niedrigen oder negati-
ven Strompreisen am Spotmarkt der EEX, die infolge hoher fluktuierender Einspeisung bei 
gleichzeitig schwacher Last entstehen, günstige Bedingungen für die Einspeicherung bzw. 
den Ankauf von Strom. Vor allem aufgrund einer steigenden dargebotsabhängigen Wind-
energieeinspeisung hat die Anzahl der Stunden mit negativen Strompreisen am Day-
Ahead- und Intraday-Markt der EEX in den vergangenen Jahren deutlich zugenommen 
(vgl. dena 2010, 101 f.). In der Theorie führt ein Zubau von Stromspeichern zu einem aus-
geglichenen Residuallastverlauf und erhöht folglich tendenziell die Nachfrage in Schwach-
lastzeiten. Situationen mit sehr niedrigen oder negativen Spotmarktpreisen werden daher 
bei hohen Anteilen an Speicherkapazitäten merklich abnehmen. Dies hat in erster Linie 
Konsequenzen für Anbieter dargebotsabhängiger Energien, da das Marktvolumen in Zeit-
intervallen mit schwacher Residuallast hauptsächlich aus Strommengen fluktuierender 
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Windenergie- und Photovoltaikanlagen besteht. Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke 
profitieren demnach von einer Lastglättung durch Stromspeicher und der einhergehenden 
Dämpfung sehr niedriger und negativer Strompreise am Spotmarkt (vgl. dena 2010, 103). 
 
Abbildung 20 Entwicklung der Spotmarktpreise durch den Zubau von Stromspeichern 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. dena 2010, 101 
Abbildung 20 zeigt schematisch, wie sich die Marktpreise durch das Zusammenspiel von 
Einspeicherung bei niedriger Residuallast und Ausspeicherung bei hoher Residuallast am 
Spotmarkt der Strombörse qualitativ verändern. Stromspeicher nutzen vor allem Zeitinter-
valle mit hoher Last, um die eingespeicherte Energie gewinnbringend zu vertreiben bzw. 
um positive Deckungsbeiträge zu erwirtschaften. Insbesondere der für dargebotsabhängige 
Stromanbieter relevante Anstieg der Marktpreise in Schwachlastzeiten ist im Vergleich mit 
der Marktpreissenkung zum tageszeitlichen Lastmaximum deutlich geringer (vgl. Abbil-
dung 20). Der beschriebene Effekt resultiert aus dem charakteristischen, konvexen Verlauf 
des grenzkostenbasierten Stromangebotes verfügbarer Kraftwerkstechnologien. Dieses 
steigt vor allem bei einer niedrigen akkumulierten Kapazität am Markt nur leicht an, bei 
hohen Erzeugungsleistungen nimmt die Steigung der angebotsbestimmenden Grenzkos-
tenkurve dagegen überproportional zu. In Verbindung mit einem grundlegend positiven 
Zusammenhang zwischen Residuallast und Marktpreis, führt die Stromspeicherung daher 
zu einem überwiegenden Preisdämpfungseffekt auf den Strommärkten. Zugleich besitzt 
der Marktpreisanstieg zum tageszeitlichen Lastminimum einen vergleichsweise geringen 
Effekt hinsichtlich einer gesamtwirtschaftlichen Betrachtung (vgl. Gatzen 2008, 182 ff.). 
Durch einen steigenden Anteil an Speicherkapazitäten auf den Strommärkten werden so-
wohl der minimale jährliche Preis erhöht als auch der maximale jährliche Preis deutlich 
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gesenkt (vgl. Ehlers 2011, 113 f.). Im Endeffekt führt jedoch der starke Marktpreisanstieg 
bei hoher Residuallast in Kombination mit einem grundsätzlich steigenden Handelsvolu-
men bei steigenden Marktpreisen am Day-Ahead-Markt der EEX zu sinkenden durch-
schnittlichen Strompreisen sowie zu einem insgesamt abnehmenden Handelsvolumen am 
Spotmarkt der Strombörse (vgl. dena 2010, 121 f.). Allerdings betreffen durchschnittlich 
sinkende Spotmarktpreise beispielsweise auch fluktuierende Windenergieanlagen. So er-
zeugen Onshore- wie Offshore-Windkraftwerke je nach vorherrschendem Winddargebot in 
der Regel über den gesamten Tagesverlauf Strom und speisen somit nicht ausschließlich 
bei niedriger Residuallast ein (vgl. Abbildung 10, 39). Verminderte Durchschnittspreise an 
der Strombörse haben ebenfalls erhebliche Auswirkungen auf die Erlösmöglichkeiten von 
Betreibern regenerativer Biomasse-, Geothermie- und Laufwasserkraftwerke. Photovolta-
ikanlagen dagegen erzeugen aufgrund des charakteristischen Dargebotes der Sonnenstrah-
lung vorwiegend in Zeitintervallen Strom, in denen die Speicherung theoretisch zu einem 
Marktpreisanstieg führt und sind folglich weitgehend unberührt von sinkenden mittleren 
Börsenpreisen. Letztlich steht einem Erlösanstieg dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen 
infolge steigender Marktpreise bei niedriger Residuallast grundsätzlich ein Absinken der 
durchschnittlichen Spotmarktpreise gegenüber. 
Darüber hinaus ist das wirtschaftliche Potenzial der Stromspeicherung durch den inhären-
ten Ausgleich der Marktpreise bei sehr hohen Speicherkapazitäten auf den Strommärkten 
begrenzt. So besteht im theoretischen Fall einer ausgeglichenen Residuallast und somit 
konstanter Marktpreise kein ökonomischer Anreiz für den Einsatz von Stromspeichern. In 
der Praxis führen zusätzlich Unsicherheiten hinsichtlich der zu erwartenden Marktpreis- 
und Lastentwicklung zu einer schwierigen, optimalen Einsatzplanung von Speicherkraft-
werken und infolgedessen zu einem beschränkten, realistischen Potenzial für den Spei-
cherzubau. Das größte Hindernis für einen wirtschaftlichen Ausbau von Speicherkapazitä-
ten im aktuellen Marktdesign ist jedoch der für hohe Volllaststunden der Stromspeicherung 
schlecht geeignete Verlauf schwankender Überschussmengen aus EEG-Erzeugungsanlagen 
(vgl. Ehlers 2011, 176). Ohne Berücksichtigung von Fördermaßnahmen kann der positive 
Effekt von Stromspeichern in Form nutzbarer Marktpreisanstiege für Betreiber fluktuie-
render Erzeugungsanlagen demnach nur ein begrenztes Ausmaß annehmen. 
Neben einer wettbewerblichen Marktteilnahme von Stromspeichern wird immer wieder 
über die Förderung regenerativer Kombikraftwerke als möglichen Ansatz für eine Marktin-
tegration erneuerbarer Energien diskutiert. In diesem Fall besteht eine Personenidentität 
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von Betreibern dargebotsabhängiger Erzeugungs- und zumeist stationärer Speicheranlagen 
für elektrische Energie. So könnte beispielsweise ein Stromspeicher aus der fluktuierenden 
Leistung eines Windparks eine stündlich konstante Strommenge generieren, um diese ge-
eignet am Day-Ahead-Markt der Strombörse zu vertreiben (vgl. Kanngießer et al. 2011, 4). 
Ein regeneratives Kombikraftwerk ist weitgehend unabhängig vom meteorologischen 
Dargebot und kann seine Stromerzeugung dementsprechend geeignet an der marktpreis-
bestimmenden Residuallast orientieren. Infolgedessen verbessert sich das Erlöspotenzial 
dargebotsabhängiger Kraftwerke auf den Strommärkten. Am Beispiel einer Windenergie-
anlage in Kombination mit einem großtechnischen Speicherkraftwerk werden im Weiteren 
qualitative Auswirkungen regenerativer Kombikraftwerke für die Erlösmöglichkeiten fluk-
tuierender Energien auf den deutschen Strommärkten untersucht. 
Einer theoretischen Modellrechnung zufolge können Kombikraftwerke – in diesem Fall 
bestehend aus Windpark und Druckluftspeicherkraftwerk mit einem Wirkungsgrad von 
hundert Prozent – bei einer wettbewerblichen Vermarktung im aktuellen Markdesign das 
Erlösniveau einer vergleichbaren EEG-Vergütung erreichen (vgl. Kanngießer et al. 2011, 
11 ff.). In der Praxis führen allerdings idealisierte Annahmen hinsichtlich technischer 
Speichereigenschaften tendenziell zu niedrigeren Spotmarkterlösen. Darüber hinaus sind 
die Investitionskosten verfügbarer Speichertechnologien derzeit noch zu hoch, um letztlich 
eine Vollkostendeckung der Stromgestehung erzielen zu können (vgl. Kanngießer et al. 
2011, 15). Aufgrund der Vielfalt potenzieller Speicherkonzepte ist allerdings zukünftig von 
einer deutlichen Senkung der Stromspeicherkosten auszugehen. Zudem ermöglicht eine 
Teilnahme der Speicherleistungen am Spotmarkt der Strombörse zusätzliche Erlöse von 
Kombikraftwerken, wenn auch unter Inkaufnahme höherer Anteile verworfener Strom-
mengen der Erzeugungsanlage (vgl. Kanngießer et al. 2011, 14). Hinsichtlich einer wettbe-
werblichen Finanzierung fluktuierender Energien bietet demnach eine Kombination aus 
dargebotsabhängiger Erzeugung und wettbewerblicher Speicherung das beste betriebswirt-
schaftliche Ergebnis. Regenerative Kombikraftwerke können in diesem Fall in vollem Um-
fang von den Spreads der Preise auf den Strommärkten profitieren. 
5.2.3 BEWERTUNG 
Im Folgenden werden die qualitativen Auswirkungen durch einen Zubau von Stromspei-
chern für die Erlösmöglichkeiten erneuerbarer Erzeugungsanlagen anhand der in Kapitel 4 
vorgestellten Kriterien bewertet. In Tabelle 6 sind hierzu die theoretischen Marktpreisef-
fekte infolge einer Marktteilnahme von Speicherkapazitäten in einer Übersicht dargestellt. 
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Tabelle 6 Qualitative Marktpreiseffekte von Stromspeicherkonzepten 
Marktpreiseffekte von Stromspeicherkonzepten 
 Marktpreisanstieg bei niedriger Residuallast 
 Marktpreissenkung bei hoher Residuallast 
 Marktpreisspannen (Spreads) nehmen ab 
 Anzahl an Stunden mit negativen Marktpreisen nimmt ab 
 Anzahl und Niveau der Marktpreisspitzen (Peaks) sinken 
 Durchschnittliches Preisniveau und Handelsvolumen am Spotmarkt sinken 
Quelle: eigene Darstellung 
5.2.3.1 Langfristige Planungssicherheit 
Wie eingangs bereits angemerkt wurde, stehen Stromspeicherkonzepte in direktem Zu-
sammenhang mit weiteren Ansätzen zur Flexibilisierung der Marktstrukturen. Diese beein-
flussen ihrerseits den wirtschaftlichen Einsatz von Speicheranlagen und infolgedessen de-
ren verlässliche Marktteilnahme bzw. eine langfristige Prognose verfügbarer Speicherka-
pazitäten auf den Strommärkten. So könnte beispielsweise die fortschreitende Entwicklung 
von Smart Grids oder die Nutzung von Elektrokraftfahrzeugen zukünftig zu einem Wandel 
der Residuallast und folglich zu einer veränderten Charakteristik der Preise auf den Strom-
märkten führen. Als Konsequenz sind die qualitativen Auswirkungen respektive die Markt-
preiseffekte von Stromspeichern, im Hinblick auf eine langfristige Planungssicherheit für 
die Finanzierung fluktuierender Erzeugungsanlagen nur schwer zu prognostizieren. Diese 
Betrachtung vernachlässigt dabei bewusst potenzielle, positive Effekte derartiger Lastver-
änderungen für die Erlössituation erneuerbarer Energien. 
Betreiber regenerativer Kombikraftwerke verfügen angesichts einer Verstetigung der Leis-
tungsabgabe über ein größeres Spektrum möglicher Vertriebskanäle im Vergleich zu fluk-
tuierenden Erzeugungsanlagen. Je nach technischen Voraussetzungen kann die erzeugte 
Strommenge zusätzlich zum Spotmarkthandel ebenfalls über den Termin-, den OTC- oder 
den Regelenergiemarkt vertrieben werden. Unter der Annahme unveränderter Handels-
strukturen gestaltet sich der Aspekt einer langfristigen Planungssicherheit somit theoretisch 
ähnlich der eines konventionellen Kraftwerkes im heutigen Marktdesign. Dagegen besitzt 
ein wettbewerblicher Speicherzubau aufgrund der erwähnten Unsicherheiten wahrschein-
lich keinen positiven Einfluss bezüglich einer hinreichend langfristigen Sicherung potenzi-
eller Erlöse für dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen auf den deutschen Strommärkten. 




Infolge des Ankaufes elektrischer Energie von Speicheranlagen profitieren in erster Linie 
Anbieter fluktuierender Energien von einem Marktpreisanstieg bei niedriger Residuallast. 
Eine Marktteilnahme von Speicherkapazitäten senkt darüber hinaus die Anzahl der Stun-
den mit sehr niedrigen Marktpreisen am Spotmarkt der Strombörse bzw. der Zeitintervalle 
mit sehr geringen Erlösen für Anbieter dargebotsabhängiger Energien. Diesen positiven 
Effekten für eine Vollkostendeckung fluktuierender Stromgestehung steht allerdings ein 
Absinken des durchschnittlichen Preisniveaus bei steigenden Speicherkapazitäten auf den 
Strommärkten gegenüber. Demnach muss unter Vernachlässigung einer quantitativen Be-
stimmung der resultierenden Auswirkungen aller Marktpreiseffekte zumindest eine erheb-
liche Erhöhung der Spotmarkteinnahmen für fluktuierende Erzeugungsanlagen bezweifelt 
werden. Insbesondere erneuerbare Kraftwerke, die über eine Grundeinspeisung verfügen, 
können nicht von einem zeitweiligen Marktpreisanstieg profitieren, sondern werden in der 
Regel durch sinkende Durchschnittspreise an der Strombörse benachteiligt. 
 
Abbildung 21 Entwicklung der Spotmarkterlöse von Windenergieanlagen bis 2050 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Kopp et al. 2012, 6 
In Abbildung 21 ist hierzu die Entwicklung der prognostizierten Gestehungskosten sowie 
entsprechenden Spotmarkterlöse für Windenergie im derzeitigen Marktdesign bis zum Jahr 
2050 nach einer Modellrechnung von Kopp et al. (2012) dargestellt. Demnach müssten die 
Marktpreiseffekte zusätzlicher Speicherkapazitäten zukünftig eine enorme Finanzierungs-
lücke fluktuierender Kraftwerke durch Bereitstellung realisierbarer Mehreinnahmen de-
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hinsichtlich eines Ausbaus von Pumpspeicherkapazitäten sowie einer Umsetzung weiterer 
Speicherkonzepte basieren, wird ein alleiniger Zubau von Stromspeichern eine wettbe-
werbliche Finanzierung dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen auf den Strommärkten 
wahrscheinlich nicht hinreichend gewährleisten können. 
Regenerative Kombikraftwerke können ihre erzeugte elektrische Energie weitestgehend 
dargebotsunabhängig auf den Strommärkten vertreiben. Die Stromanbieter haben hier-
durch neben einem größeren Spektrum an Vermarktungsoptionen in erster Linie die Mög-
lichkeit, ihre Gebotslegung am Spotmarkt an Zeitintervallen mit hohen Marktpreisen bzw. 
mit hoher Spitzenlast auszurichten. Infolgedessen ist das Erlöspotenzial deutlich größer als 
im dargebotsabhängigen Fall. Allerdings müssen für eine Deckung der Vollkosten 
zusätzlich die anfallenden Speicherkosten erwirtschaftet werden. Bislang verhindern vor 
allem die hohen Investitionskosten relevanter, verfügbarer Speichertechnologien positive 
Deckungsbeiträge regenerativer Kombikraftwerke (vgl. Kapitel 5.2.2). Geeignete Förder-
maßnahmen, um die entsprechende Finanzierungslücke zu schließen, stellen allerdings 
unter der Prämisse einer wettbewerblichen Finanzierung erneuerbarer Energien keine 
gangbare Lösung dar. Eine zusätzliche Direktvermarktung der Speicherkapazitäten am 
Spotmarkt ermöglicht zwar eine bessere Perspektive hinsichtlich einer Vollkostendeckung 
der Stromgestehung, führt allerdings durch eine nachteilige Abregelung der fluktuierenden 
Erzeugungsanlage zu einem ineffizienten Ausbau erneuerbarer Energien (vgl. Kanngießer 
et al. 2011, 15). Letztlich ist eine wettbewerbliche Finanzierung dargebotsabhängiger 
Energien im Rahmen regenerativer Kombikraftwerke derzeit zwar nicht realisierbar, unter 
optimistischen Annahmen bezüglich der Entwicklung potenzieller Speichertechnologien in 
der Zukunft allerdings eventuell möglich. 
5.2.3.3 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
Ein wettbewerblicher Speicherzubau hat keinen belegbaren Einfluss hinsichtlich einer ver-
besserten Prognostizierbarkeit der langfristigen Marktpreisentwicklung und folglich keine 
positiven Auswirkungen auf die zeitbezogene Anreizung von Investitionen in die erneuer-
bare Erzeugungsstruktur. In einem Elektrizitätssystem, welches nicht auf Nodalpreisen
20
 
beruht, haben Stromspeicherkonzepte darüber hinaus keinen direkten Wirkungszusam-
menhang mit ortsspezifischen Investitionsanreizen in neue Erzeugungsleistungen. Insofern 
                                                 
 
20
  Ein Nodalpreissystem (Locational Marginal Pricing) basiert auf regional unterschiedlichen, ortsgebunde-
nen Preisen innerhalb eines Netzgebietes (vgl. Ehlers 2011, 22). 
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führt ein Speicherzubau sehr wahrscheinlich nicht zur Bereitstellung geeigneter zeit- bzw. 
ortsbezogener Anreize, um in dargebotsabhängige Kraftwerkstechnologien zu investieren. 
Ohne Berücksichtigung einer potenziellen Förderung, hat ein Ausbau regenerativer Kom-
bikraftwerke angesichts standortspezifischer Anforderungen einen natürlichen Einfluss auf 
den Aspekt ortsbezogener Investitionsanreize. So verfügen beispielsweise die beiden der-
zeit aussichtsreichsten, großtechnischen Speichertechnologien – Pump- und Druckluftspei-
cherkraftwerke – über schwer erfüllbare topographische Voraussetzungen und somit ein 
begrenztes geographisches Ausbaupotenzial (vgl. VDE 2009, 42 ff.). Investoren regenera-
tiver Kombikraftwerke müssen daher zugleich hohe Standortanforderungen der Erzeu-
gungs- und Speicheranlage berücksichtigen. Ein ortsspezifischer Zubau fluktuierender 
Kombikraftwerke beeinflusst demnach zwar die Standortstruktur regelbarer Erzeugungs-
leistungen innerhalb eines Versorgungsgebietes, das eingeschränkte Potenzial in Deutsch-
land verhindert jedoch eine geeignete Entlastung des Übertragungsnetzes. Im Hinblick auf 
zeitbezogene Investitionssignale gestaltet sich die Situation im besten Fall ähnlich der ei-
nes konventionellen Kraftwerkes im aktuellen Marktdesign. Allerdings müssen eventuell 
längere Planungs-, Genehmigungs- und Bauzeiten für die Speicheranlage einkalkuliert 
werden. Daher kann ein Zubau regenerativer Kombikraftwerke sehr wahrscheinlich keine 
geeigneten zeit- bzw. ortsbezogenen Investitionsanreize bereitstellen. 
5.2.3.4 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
Die Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen infolge einer steigenden Speicherleistung auf 
den Strommärkten sind im Hinblick auf ein gesamtwirtschaftliches Wohlfahrtsmaximum 
von hoher Relevanz. Hierzu sind in Abbildung 22 die Wohlfahrtseffekte von Stromspei-
chern schematisch dargestellt. Anhand sogenannter Netto-Kurven aus aggregierter Ange-
bots- und Nachfragekurve zum jeweiligen Ein- und Ausspeicherzeitpunkt können die re-
sultierenden Preisdifferenzen und somit die einhergehende Wohlfahrtsverteilung für unter-
schiedliche Speicherkapazitäten bestimmt werden (vgl. Ehlers 2011, 115). Da fluktuieren-
de Erzeugungsanlagen vorrangig in Zeitintervallen steigender Marktpreise – in diesem Fall 
Stunde 1 – einspeisen, profitieren Anbieter dargebotsabhängiger Energien in größerem 
Umfang von einer steigenden Produzentenrente als Betreiber regelbarer Kraftwerke (vgl. 
Abbildung 22). Stromspeicher führen daher theoretisch zu einer Gewinnumverteilung: 
Sinkenden Gewinnen von Erzeugungsanlagen, die hauptsächlich in Zeiten hoher Residual-
last einspeisen, stehen steigende Gewinne von Erzeugungsanlagen, die in Zeiten niedriger 
Residuallast einspeisen, gegenüber. Dieser Aspekt wirkt sich vor allem positiv auf die 
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Wettbewerbssituation dargebotsabhängiger Windenergie- und Photovoltaikanlagen aus. 
Demzufolge hat ein Zubau von Stromspeichern wahrscheinlich einen positiven Einfluss 
auf geeignete Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen hinsichtlich einer wettbewerbli-
chen Finanzierung erneuerbarer Energien auf den Strommärkten. 
 
Abbildung 22 Wohlfahrtseffekte durch den Zubau von Stromspeichern 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Ehlers 2011, 116 
Das Konzept regenerativer Kombikraftwerke impliziert eine geringere Anzahl an Marktak-
teuren, da zusätzlich zu einer elementaren Anbieteridentität von Erzeugungs- und Spei-
cherkapazitäten vor allem Kombikraftwerke mit großer Leistungsdimensionierung voraus-
sichtlich hohe Erlöspotenziale auf den Strommärkten besitzen (vgl. Kanngießer et al. 2011, 
12). Allerdings sind prinzipiell auch technische Kombinationen kleiner Erzeugungs- und 
Speichereinheiten denkbar. Demzufolge sind die resultierenden Verteilungs- und Wettbe-
werbswirkungen regenerativer Kombikraftwerke wesentlich von der weiteren Entwicklung 
potenzieller Stromspeicher abhängig. 
5.2.3.5 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Eine Abstimmung von Last und Erzeugung hat vor allem in einem Elektrizitätssystem mit 
steigendem Anteil dargebotsabhängiger Energien eine hohe Bedeutung (vgl. Kapitel 2.1). 
Um klimaneutral erzeugte Energie nicht ungenutzt verwerfen zu müssen, steigt der not-
wendige Bedarf an Speicherkapazitäten infolge sogenannter Schwachlast-Starkwind-
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(vgl. dena 2010, 113). Darüber hinaus erhöht sich bei einem weiteren Ausbau von Wind-
energieanlagen auf Hochspannungsebene und Photovoltaikanlagen auf Niederspannungs-
ebene die Wahrscheinlichkeit von ungünstigen Lastumkehrungen und infolgedessen die 
Anzahl notgedrungener Abschaltungen fluktuierender Erzeugungsanlagen (vgl. dena 2010, 
106 f.). Durch eine Speicherung dargebotsabhängiger Energie können derartige Situationen 
vermieden und das Übertragungsnetz entlastet werden. Insbesondere vor dem Hintergrund 
einer effizienten Umsetzung der ambitionierten Ausbauziele erneuerbarer Energien in 
Deutschland ist ein Zubau von Stromspeichern demnach eine geeignete Maßnahme. 
Ein Zubau regenerativer Kombikraftwerke senkt durch die inhärente Regelung der Strom-
erzeugung ebenfalls sowohl den Regelenergieeinsatz als auch den Bedarf an vorzuhalten-
der Regelleistung auf den Strommärkten und entlastet somit das Elektrizitätssystem. 
Stromspeicher wirken einem Anstieg der Systemkosten infolge hoher fluktuierender 
Stromeinspeisung entgegen. Im besten Fall könnten daraufhin sinkende Endverbraucher-
preise für elektrische Energie die Akzeptanz für einen Ausbau erneuerbarer Energien in der 
Öffentlichkeit erhöhen. Eine Verbesserung der Systemflexibilität und Netzstabilität unter-
stützt letztlich die gesamte Organisation der Strommärkte und gewährleistet somit wettbe-
werbsfähige Vermarktungsmöglichkeiten für erneuerbare Energien. Aus diesem Grund 
führt ein Zubau von Speicherkapazitäten wahrscheinlich zu einer effizienten Marktintegra-
tion fluktuierender Erzeugungsanlagen sowie einer geeigneten Komplexität der Markt-
strukturen bei einem steigenden Anteil regenerativer Energien. 
5.2.3.6 Übersicht der Bewertungsergebnisse 
 
Abbildung 23 Bewertung eines Zubaus von Stromspeichern 
Quelle: eigene Darstellung 
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In Abbildung 23 ist die Bewertung eines Zubaus von Speicherkapazitäten hinsichtlich der 
in Kapitel 4 definierten Kriterien in Form eines Netzdiagramms dargestellt. Wettbewerbli-
che Stromspeicher führen demnach wahrscheinlich nicht zu hinreichenden Signalen bezüg-
lich einer verlässlichen, langfristigen Planungssicherheit sowie einer gesicherten Vollkos-
tendeckung der dargebotsabhängigen Stromgestehung. Darüber hinaus wird die geeignete 
Bereitstellung zeit- und ortsbezogener Investitionsanreize in die erneuerbare Erzeugungs-
struktur infolge einer Marktteilnahme von Speicheranlagen sehr wahrscheinlich nicht er-
reicht. Dagegen beeinflussen hohe Anteile an Speicherkapazitäten bei gleichzeitig hohen 
Anteilen erneuerbarer Energien sowohl die Effizienz der Verteilungs- und Wettbewerbs-
wirkungen als auch die Komplexität des Marktsystems wahrscheinlich positiv. 
5.3 Einführung von Kapazitätsmechanismen 
Die Einführung eines Kapazitätsmechanismus für erneuerbare Energien stellt grundsätzlich 
eine Gestaltungsoption dar, welche die für Betreiber regenerativer Erzeugungsanlagen der-
zeit bestehenden Möglichkeiten zur wettbewerblichen Finanzierung erweitert. Neben den 
Vermarktungserlösen, die Stromanbieter durch einen Vertrieb auf den börslichen und bila-
teralen Strommärkten erzielen können, sehen Kapazitätsmechanismen eine zusätzliche 
Zahlung für die Bereitstellung von Erzeugungsleistungen in Form sogenannter Verfügbar-
keitsprämien vor (vgl. Winkler und Altmann 2012, 85). Bei der spezifischen Gestaltung 
des Marktinstrumentes kann prinzipiell zwischen preis- und mengenbasierten Ansätzen 
unterschieden werden, die je nach zugrunde liegender Zielvorgabe zum Teil divergierende 
Auswirkungen hinsichtlich der Bereitstellung von Investitionsanreizen in Kraftwerkskapa-
zitäten haben können (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 3 ff.). 
Kapazitätsmechanismen werden weltweit in vielen unterschiedlich organisierten Strom-
märkten angewendet. So berücksichtigt u.a. die Marktgestaltung von europäischen Ländern 
wie Spanien, Frankreich oder Norwegen bereits entsprechende Aspekte. Zudem basiert die 
gesicherte Bereitstellung hinreichender Erzeugungsleistungen in vielen Marktgebieten 
Nordamerikas auf sogenannten Kapazitätsbörsen (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 1). Grund-
legendes Ziel eines derartigen Instrumentes ist in allen Fällen eine langfristig verlässliche 
Versorgungssicherheit, die nicht alleine auf Signalen institutioneller Strombörsen zur In-
vestition in die Erzeugungsstruktur beruht. Das Energiekonzept der Bundesregierung sieht 
im Rahmen einer Prüfung der zukünftigen Bereitstellung von Kapazitäten in Deutschland 
ebenfalls das Instrument eines sogenannten Kapazitätsmarktes vor (vgl. BMWi 2010, 21). 
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Jedoch unterscheidet sich die nachfolgende Untersuchung elementar von der aktuellen Ka-
pazitätsmarktdiskussion über eine mittelfristige Gewährleistung der Versorgungssicherheit 
durch konventionelle Kraftwerksleistungen. Vor dem Hintergrund eines massiven Wandels 
der Erzeugungsstruktur müssen in Deutschland zukünftig vor allem fluktuierende erneuer-
bare Energien zu einer langfristig verlässlichen Stromversorgung beitragen. Daher soll im 
Weiteren geprüft werden, in welchem Umfang die Einführung eines Kapazitätsmechanis-
mus ausreichende Investitionsanreize in regenerative Kraftwerke bereitstellen kann. 
In diesem Zusammenhang untersucht das vorliegende Kapitel, inwiefern eine wettbewerb-
liche Finanzierung dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen durch Kapazitätszahlungen 
gewährleistet werden kann. Zu diesem Zweck werden zunächst grundlegende, theoretische 
Aspekte potenzieller Kapazitätsinstrumente betrachtet. Darauf aufbauend können im An-
schluss qualitative Auswirkungen für die deutschen Strommärkte untersucht werden. Ab-
schließend wird die Gestaltungsoption eines Marktsystems auf Basis eines Kapazitätsme-
chanismus für eine Erzeugungsstruktur mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien anhand 
der in Kapitel 4 vorgestellten Kriterien bewertet. 
5.3.1 THEORETISCHE GRUNDLAGEN VON KAPAZITÄTSMECHANISMEN 
Preis- und mengenbasierte Kapazitätsmechanismen unterscheiden sich elementar durch 
den Aspekt der zugrunde liegenden Preisfindung. Während preisbasierte Ansätze über ei-
nen finanziellen Anreiz mittels vorgegebenem Vergütungssatz für einen ausreichenden 
Kapazitätszubau sorgen sollen, wird bei mengenbasierten Ansätzen der Preis für die ausge-
schriebene Erzeugungsleistung durch den Markt bestimmt (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 
3). Im Rahmen des Schwerpunktes der vorliegenden Arbeit hinsichtlich einer wettbewerb-
lichen Finanzierung erneuerbarer Energien ist allerdings in erster Linie das Konzept einer 
marktorientierten Preisbildung relevant. Zudem führten bislang mehrere wissenschaftliche 
Analysen unterschiedlicher Kapazitätsmechanismen zu dem Ergebnis, dass vor allem men-
genbasierte Kapazitätsinstrumente bzw. primär Kapazitätsmärkte zur Bereitstellung von 
Investitionsanreizen in die Erzeugungsstruktur geeignet sind (vgl. Süßenbacher et al. 2011; 
López-Peña et al. 2009; Pfeifenberger et al. 2009). Aus diesen Gründen konzentriert sich 
die nachfolgende Untersuchung ausschließlich auf die theoretische Gestaltung eines Kapa-
zitätsmarktmodells für regenerative Erzeugungsleistungen. 
In einem Kapazitätsmarkt wird der Bedarf an Erzeugungsleistungen zur Gewährleistung 
eines geforderten Versorgungsniveaus regulatorisch vorgegeben und folglich nicht 
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exklusiv durch den Markt bestimmt. Dies stellt zugleich den größten organisatorischen 
Unterschied eines Marktsystems auf der Basis von Kapazitätszahlungen gegenüber eines 
reinen Energy-Only-Marktes dar. Eine staatliche oder staatlich regulierte Instanz 
prognostiziert hierzu den zu erwartenden Leistungs- bzw. Energiebedarf inklusive einer 
geforderten Reserve zur Spitzenlastdeckung (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 18). In einem 
Marktsystem mit zentralem Systembetreiber erfolgt dies in der Regel durch den jeweiligen 
ISO. In einem desintegrierten Marktsystem wie Deutschland, müsste ein derartiger Ein-
satzplaner zuerst als Institution eingerichtet werden oder ein eigens hierfür zuständiger, 
neutraler Koordinator diese Aufgabe übernehmen (vgl. bne 2011, 47 f.). 
Darüber hinaus werden in einem Kapazitätsmarkt alle Abnehmer elektrischer Energie, so 
zum Beispiel EVU oder große Industriekunden, verpflichtet, sich mit sicher verfügbarer 
Erzeugungsleistung entsprechend ihres Beitrages zur Lastspitze zu versorgen (vgl. 
Siegmeier 2011, 14). Die hierzu benötigten Kapazitäten – in Form von Erzeugungs-, 
Speicher- oder DSM-Einheiten – können u.a. mittels eigener Kraftwerke, bilateraler 
Verträge oder über eine sogenannte Kapazitätsbörse beschafft werden (vgl. Süßenbacher et 
al. 2011, 14). Alternativ könnte beispielsweise der für die Bedarfsprognose zuständige, 
neutrale Koordinator zugleich als zentraler An- und Verkäufer von Erzeugungsleistungen 
am Markt agieren und infolgedessen eine bedeutende Rolle innerhalb der Organisation 
eines Kapazitätsmarktes einnehmen. 
 
Abbildung 24 Auktionsdesign für einen Kapazitätsmarkt (descending clock auction) 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Cramton und Ockenfels 2012, 126 
Die Preisfindung in einem Kapazitätsmarkt erfolgt in jedem Fall mittels wettbewerblicher 
Marktinstrumente und somit unabhängig von einer Förderung nach dem Vorbild des EEG. 
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In diesem Zusammenhang könnten entsprechende Leistungszertifikate u.a. in Form von 
Auktionsverfahren vergeben werden. Auf der Basis umfassender, praktischer Erfahrungen 
sowie wissenschaftlicher Forschungsarbeiten empfiehlt sich hierzu die Anwendung einer 
sogenannten descending clock auction, um sowohl effiziente Ergebnisse zu erhalten als 
auch die Gefahr potenzieller Marktmachtausübung zu minimieren (vgl. Cramton und 
Ockenfels 2012, 126). Der zugrunde liegende Mechanismus eines derartigen Auktionsde-
signs ist in Abbildung 24 dargestellt. Beginnend bei einem Startpreis, der deutlich über 
dem zu erwartenden gleichgewichtigen Marktpreis liegt, wird in mehreren Auktionsrunden 
sukzessive der Preis gesenkt, bis zum Schluss kein überschüssiges Kapazitätsangebot auf 
dem Markt existiert (vgl. Abbildung 24). In diesem Fall deckt das Angebot gerade die aus-
geschriebene Nachfrage und der zugehörige Markträumungspreis kann ermittelt werden. 
Um Kraftwerksinvestoren einen ausreichenden Zeitraum zur Errichtung entsprechender 
Erzeugungsleistungen zu gewähren, erfolgt die Versteigerung des zuvor ermittelten Kapa-
zitätsbedarfs grundsätzlich einige Jahre im Voraus (vgl. Cramton und Ockenfels 2012, 
132). In der Regel werden hierzu Kapazitätsauktionen in regelmäßigen Abständen durch-
geführt. Das Auktionsdesign kann darüber hinaus eine Vielzahl technischer und ortsbezo-
gener Rahmenbedingungen besitzen. Das grundlegende Ziel eines Marktsystems auf Basis 
von Verfügbarkeitsprämien für Kapazitäten ist allerdings in jedem Fall die Sicherung aus-
reichender Erzeugungsleistungen innerhalb eines Elektrizitätssystems respektive die Be-
reitstellung hinreichender Investitionsanreize in die Erzeugungsstruktur. Hierzu erhalten 
die Kraftwerksbetreiber letztlich zwei Zahlungsströme, die zusammen ihre Vollkosten der 
Stromgestehung decken müssen: Einen für die Bereitstellung der jeweils installierten Ka-
pazität und einen für die tatsächlich erzeugte Strommenge (vgl. Kopp et al. 2012, 9). 
Die Kapazitätsmarktgestaltung kann sich je nach Auktionsverfahren, konkreter Produkt-
form sowie grundsätzlichen Marktregeln – wie zum Beispiel Teilnahmevoraussetzungen 
oder -restriktionen – zum Teil stark unterscheiden und prinzipiell an individuelle Bedürf-
nisse eines Elektrizitätssystems angepasst werden. So stellt der Umgang mit bzw. die Ab-
grenzung von existierenden und neuen Kapazitäten beispielhaft das große Potenzial diver-
gierender Marktausprägungen dar. Zugleich können die vielfältigen Aspekte eines Kapazi-
tätsmarktes einen erheblichen Einfluss auf die Effizienz des Marktsystems besitzen und 
bedürfen daher für jeden Anwendungsfall einer spezifischen Eignungsprüfung. Deshalb 
werden im Rahmen der vorliegenden Arbeit ausschließlich elementare, theoretische 
Merkmale eines Kapazitätsmarktdesigns untersucht und im Weiteren qualitativ bewertet. 
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5.3.2 QUALITATIVE AUSWIRKUNGEN FÜR DIE DEUTSCHEN STROMMÄRKTE 
Die Ergänzung des aktuellen Marktdesigns um ein Instrument, das die Verfügbarkeit nutz-
barer Kapazitäten innerhalb des Versorgungsgebietes vergütet, führt zu weitreichenden 
Auswirkungen für verschiedene Aspekte der deutschen Strommärkte. In diesem Zusam-
menhang werden in erster Linie qualitative Effekte für die Rahmenbedingungen einer 
Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromgestehung untersucht. 
Die Rahmenbedingungen eines Kapazitätsmarktes für dargebotsabhängige Energien unter-
scheiden sich grundsätzlich von denen bereits bestehender Marktsysteme für konventionel-
le Erzeugungskapazitäten. Fluktuierende Windenergie- und Photovoltaikanlagen haben in 
der Regel einen sehr niedrigen Capacity Credit. Infolgedessen ist der jeweilig gesicherte 
Anteil an der installierten Kapazität im Vergleich zu konventionellen Technologien deut-
lich kleiner. So liegt beispielsweise der gesicherte Leistungsanteil selbst bei sehr großen 
und stark diversifizierten Anlagenportfolios unter 15 Prozent (vgl. Kopp et al. 2012, 9). 
Bei einer geforderten Zuverlässigkeit von 100 Prozent für die Kapazitätsbereitstellung, 
könnten dargebotsabhängige Kraftwerke deshalb lediglich mit einem Bruchteil ihrer 
tatsächlich installierten Leistung am Kapazitätsmarkt teilnehmen. Um dem zugrunde 
liegenden Produkt eines Kapazitätsmarktes – einer verlässlich abrufbaren Kapazität – 
gerecht zu werden, ist demnach in erster Linie eine Bewertung der ungesicherten Leistung 
fluktuierender Energien notwendig. So könnte beispielsweise eine Einschätzung der 
mittleren Volllaststunden dargebotsabhängiger Energien und deren Häufigkeitsverteilung 
zusammen mit der gesicherten, flexiblen Leistung konventioneller Kraftwerke eine 
ausreichend hohe Systemsicherheit gewährleisten (vgl. Kopp et al. 2012, 9). 
In diesem Zusammenhang ist eine Marktsegmentierung in technische Klassen durch den 
jeweiligen Koordinator denkbar (vgl. bne 2011, 47). In jedem Fall müssen die gehandelten 
Kapazitätszertifikate einer technologiespezifischen Einschätzung unterzogen werden, die 
dem jeweiligen Beitrag zur Sicherung der Adequacy installierter Systemkapazitäten 
gerecht wird. Eine vergleichbare Problematik stellt sich im Fall der Präqualifikation 
fluktuierender Energien zur Teilnahme am deutschen Regelenergiemarkt (vgl. Kapitel 
2.2.3). So könnte beispielsweise ein neuartiges Verfahren aufbauend auf probabilistischen 
Prognosen – d.h. basierend auf Wahrscheinlichkeiten mit der eine gewisse fluktuierende 
Leistung mindestens erreicht wird – dazu beitragen, dass Kraftwerksbetreiber zukünftig in 
der Lage sind, realistische Gebote für verlässliche Leistungen am Kapazitätsmarkt 
abzugeben (vgl. Fraunhofer IWES 2012, 2). Grundsätzlich lässt sich daher festhalten, dass 
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sowohl die technische als auch die wettbewerbliche Umsetzung eines Kapazitätsmarktes 
für erneuerbare Energien theoretisch möglich ist. 
Die unterschiedliche Leistungswertigkeit fluktuierender und regelbarer Kraftwerke hin-
sichtlich ihres Beitrages zur gesicherten Systemleistung führt letztlich zu der Konsequenz, 
dass die Gestaltung von Kapazitätsauktionen für erneuerbare Energien grundsätzlich tech-
nologiespezifisch erfolgen muss. In einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen regene-
rativer Erzeugungsanlagen bedingt dies offenkundig eine komplexe Organisation durch 
den zentralen Koordinator (vgl. Cramton und Ockenfels 2012, 126). So bestehen selbst 
zwischen dargebotsabhängigen Onshore- und Offshore-Windkraftwerken sowie Photovol-
taikanlagen enorme Unterschiede bezüglich des jeweiligen Capacity Credits bzw. der als 
konstant zu betrachtenden Leistungsabgabe (vgl. Tabelle 1, 9). Unterschiedliche Auktions-
verfahren für verschiedene Kraftwerkstechnologien ermöglichen zudem, einen geeigneten 
Einfluss auf divergierende, räumliche Anforderungen der Stromerzeugung zu nehmen. 
Nach dem Referenzszenario des BMU steigen die installierten Leistungen erneuerbarer 
Kraftwerke in Deutschland bis zum Jahr 2050 auf etwa das Dreifache des heutigen Wertes 
an (vgl. Abbildung 9, 30). In diesem Zusammenhang bietet eine technologiespezifische 
Auktionsgestaltung die Möglichkeit, den angestrebten, massiven Leistungszubau geeignet 
zu steuern. Letztlich kann das konkrete Auktionsdesign eines Kapazitätsmarktmodells für 
erneuerbare Energien prinzipiell ein breites Spektrum möglicher Aspekte berücksichtigen 
bzw. an die Bedürfnisse der deutschen Strommärkte angepassst werden. 
Mikroökonomische Überlegungen und praktische Erfahrungen dokumentieren immer wie-
der ein verbreitetes Preisbildungsproblem von Auktionen, bei denen das versteigerte Gut 
denselben Wert für alle Bieter hat. Der sogenannte Fluch des Gewinners – winner’s curse 
– ist ein Phänomen der Verhaltensökonomik und basiert auf einer unterschiedlichen Wer-
teinschätzung des versteigerten Gutes infolge ungleicher Marktinformationen der Aukti-
onsteilnehmer (vgl. Varian 2011, 363). Demnach führt eine prinzipiell hohe Werteinschät-
zung mit hoher Wahrscheinlichkeit zu einer Überschätzung, eine prinzipiell niedrige Wer-
teinschätzung mit hoher Wahrscheinlichkeit zu einer Unterschätzung des tatsächlichen 
Wertes. Aus dieser Logik gewinnt folglich derjenige Bieter die Auktion, der den Wert des 
zu versteigernden Gutes am höchsten überschätzt hat (vgl. Varian 2011, 363). Infolge von 
winner’s curse könnte es zu einer Unterschätzung des Wertes entsprechender Kapazitäts-
zertifikate kommen. So führten beispielsweise unrealistisch niedrige Leistungsgebote bei 
Kapazitätsauktionsverfahren in Großbritannien letztlich zu einem Ausbleiben zugesagter 
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Leistungsbereitstellungen (vgl. Skea et al. 2011, 20). Um derartigen Fehleinschätzungen 
vorzubeugen, müssen einerseits die Marktvorgänge möglichst transparent gestaltet werden 
und andererseits potenzielle Bieter über die zu erwartenden Kosten informiert werden. 
In einem Marktsystem mit ergänzendem Kapazitätsmarkt erfolgt eine potenzielle Vollkos-
tendeckung der Stromgestehung grundsätzlich durch zwei Erlösquellen. Hierbei führt die 
Vergütung der Leistungsbereitstellung von Stromanbietern dazu, dass ein Teil des gesam-
ten Zahlungsstroms stets unabhängig vom tageszeitlichen Marktpreisverlauf ist. Insbeson-
dere im Vergleich mit einer exklusiven Direktvermarktung dargebotsabhängiger Energien 
ergibt sich somit eine Situation, die die Wettbewerbssituation fluktuierender Kraftwerke 
verbessert. Unter der Annahme rationaler Gebote und der Existenz eines vollkommenen 
Wettbewerbes
21
 werden Kapazitätsauktionen demnach Preise erzielen, die potenziellen 
Investoren erneuerbarer Erzeugungsanlagen eine Vollkostendeckung ermöglichen können. 
So führt die wettbewerbliche Auktionsgestaltung in der Regel dazu, dass Kraftwerksbe-
treiber einen Preis bieten, der sowohl eine Mindestverzinsung sicherstellt als auch eine zu 
erwartende Kostendegression berücksichtigt (vgl. Kopp et al. 2012, 10). Die Einführung 
eines Kapazitätsmarktes bedingt infolge einer additiven, langfristigen Erlöskomponente 
prinzipiell eine veränderte Charakteristik der Einnahmen von Stromanbietern. Da Betreiber 
fluktuierender Kraftwerke angesichts der meteorologischen Abhängigkeit in der Regel nur 
bedingt langfristige Handelsgeschäfte eingehen können, würde eine mehrjährige Verfüg-
barkeitsprämie für die Bereitstellung installierter Kapazitäten deren Vermarktungsoptionen 
bzw. finanzielle Flexibilität deutlich verbessern. 
Gegenüber einem gesetzlichen Einspeisevergütungssystem nach dem Vorbild des EEG 
stellt eine Ergänzung des aktuellen Strommarktdesigns um einen Kapazitätsmarkt für er-
neuerbare Energien eine wettbewerbliche Marktkomponente dar. Allerdings führt die inhä-
rent technologiespezifische Ausgestaltung zwangsläufig zu einer regulatorischen Beein-
flussung der Leistungsstruktur innerhalb des Elektrizitätssystems. So bedingt die mengen-
basierte Vorgabe von Kapazitätszertifikaten für einzelne Erzeugungstechnologien grund-
sätzlich einen marktunabhängigen Eingriff in den Wettbewerb auf den Strommärkten. Eine 
effiziente Umsetzung des angestrebten Ausbaus erneuerbarer Energien bedarf allerdings 
eines größtmöglichen technologischen Wettbewerbs, um nicht zuletzt eine Degression der 
                                                 
 
21
  Die Theorie des vollkommenen Wettbewerbes auf einem Markt setzt u.a. einen freien Marktzugang und 
eine hohe Markttransparenz voraus (vgl. Varian 2011, 442 ff.). 
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Stromgestehungskosten zu gewährleisten. Demnach müssen in einem Marktsystem mit 
hohen Anteilen erneuerbarer Energien neben einer komplexen Gestaltung technologiespe-
zifischer Kapazitätsauktionen zusätzlich praktikable Rahmenbedingungen für eine vielfäl-
tige Eigentümerstruktur berücksichtigt werden. In diesem Zusammenhang wird deutlich, 
dass sowohl die konkrete Ausgestaltung eines Kapazitätsmarktmodells als auch die Funk-
tion der zentralen Koordination eine wesentliche Verantwortung für die Effizienz des Ge-
samtsystems sowie für die Wahrung marktwirtschaftlicher Grundsätze besitzen. 
5.3.3 BEWERTUNG 
Im Folgenden werden die qualitativen Auswirkungen eines Marktsystems auf Basis von 
Kapazitätszahlungen für regenerative Stromerzeuger anhand der in Kapitel 4 vorgestellten 
Kriterien bewertet. In Tabelle 7 sind hierzu elementare, theoretische Gestaltungsmerkmale 
eines Kapazitätsmarktmodells für erneuerbare Energien in einer Übersicht dargestellt. 
Tabelle 7 Theoretische Gestaltungsmerkmale eines Kapazitätsmarktmodells 
Merkmale eines Kapazitätsmarktes für erneuerbare Energien 
 Bereitstellung von Neubaukapazitäten wird in jedem Fall über Auktionen sichergestellt 
 Bereitstellung der gesamten Systemkapazität über Auktionen möglich 
 Geeignetes Verfahren zur Einschätzung des Beitrags zur Adequacy der Systemkapazität 
 Technologiespezifische Ausgestaltung von Kapazitätsauktionen 
 Stromanbieter erhalten einen Zahlungsstrom für die Kapazitätsbereitstellung 
 Stromanbieter erhalten einen Zahlungsstrom für die erzeugte Energiemenge 
 Kapazitätsbedarf des Elektrizitätssystems wird von zentraler Instanz prognostiziert 
 Kapazitätsnachfrage erfolgt entweder durch einzelne EVU oder zentralen Koordinator 
 Frühzeitige und regelmäßige Durchführung von Auktionen für Neubaukapazitäten 
 Individuelles Auktionsdesign nach dem Vorbild einer descending clock auction 
 Kapazitätsauktionen können orts- und interessensspezifische Aspekte enthalten 
Quelle: eigene Darstellung 
5.3.3.1 Langfristige Planungssicherheit 
Hinsichtlich des Einflusses eines Kapazitätsmarktes auf die langfristige Planungssicherheit 
potenzieller Investoren (erneuerbarer) Erzeugungsanlagen, ist in erster Linie der Aspekt 
des Erfüllungszeitraumes zu untersuchen, innerhalb dessen eine Kapazitätszahlung erfolgt. 
Um einen Zustand verlässlicher Investitionen in die Erzeugungsstruktur zu gewährleisten, 
sollte der Zeitraum, für den eine Verfügbarkeitsprämie gezahlt wird, einen signifikanten 
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Anteil der jeweiligen Kraftwerkslebensdauer abdecken. Die Versteigerung von Kapazitäts-
zertifikaten ist angesichts langfristig garantierter Leistungsentgelte grundsätzlich in der 
Lage, ein erhöhtes Maß an Investitionssicherheit zu gewährleisten (vgl. Süßenbacher et al. 
2011, 17). Da allerdings lediglich ein Teil des gesamten Zahlungsstroms zur Deckung der 
Stromgestehungskosten einen langfristigen Charakter besitzt, kann die Planungssicherheit 
eines Kraftwerksbetreibers prinzipiell nicht im gleichen Maße garantiert werden, wie im 
Fall eines gesetzlichen Einspeisevergütungssystems. In diesem Zusammenhang bietet bei-
spielsweise der im sogenannten Reserve Capacity Mechanism
22
 angewendete Zeitraum für 
eine inflationsbereinigte Leistungsvergütung von zehn Jahren mutmaßlich eine an-
gemessene langfristige Planbarkeit für potenzielle Kraftwerksinvestoren (vgl. Süßenbacher 
et al. 2011, 17). Hinsichtlich einer wettbewerblichen Finanzierung erneuerbarer Energien 
haben Stromanbieter somit eine geeignete Voraussicht auf die zu erwartenden Leistungs-
preise. Durch die technologiespezifische Gestaltung von Kapazitätsauktionen können zu-
dem unterschiedliche Kraftwerkslebensdauern regenerativer Technologien berücksichtigt 
werden. Die Einführung eines Kapazitätsmarktes für erneuerbare Energien bietet demzu-
folge wahrscheinlich eine hinreichend langfristige Planungssicherheit für Betreiber darge-
botsabhängiger Erzeugungsanlagen und diesbezüglich einen positiven Einfluss hinsichtlich 
der Bereitstellung ausreichender fluktuierender Kapazitäten. 
5.3.3.2 Vollkostendeckung 
Wie bereits in Kapitel 3.3 angedeutet wurde, können fluktuierende Erzeugungsanlagen bei 
einem steigenden Anteil erneuerbarer Energien auf den Strommärkten nicht von Situatio-
nen mit Kapazitätsknappheit bzw. sehr hohen Preisspitzen profitieren. Prämisse einer Ka-
pazitätszahlung ist es daher, mittels einer Vergütung der Leistungsbereitstellung nicht rea-
lisierbare Knappheitserlöse auszugleichen. Um in einem Marktsystem mit ergänzendem 
Kapazitätsmarkt eine wettbewerbliche Finanzierung der Stromgestehung erzielen zu kön-
nen, müssen Kraftwerksbetreiber aus der Summe zweier Zahlungsströme – Verfügbar-
keitsprämie und Vermarktungserlöse – ihre Vollkosten decken. In der Theorie ermöglicht 
das Instrument eines Kapazitätsmarktes somit grundsätzlich die Gewährleistung einer De-
ckung der langfristigen Gestehungskosten (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 17). In der Praxis 
muss hierzu die Summe aus ermittelter Kapazitätsprämie und Vermarktungserlösen auf 
                                                 
 
22
  Der Reserve Capacity Mechanism ist ein Kapazitätsmarktmodell an der Südwestküste Australiens, das 
seit dem Jahr 2006 im Netzgebiet von Southwest Interconnected System angewendet wird, um ausrei-
chende Erzeugungskapazitäten im System sicherzustellen (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 14 f.). 
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den Strommärkten mindestens den variablen und fixen Kraftwerkskosten entsprechen. Für 
eine Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromerzeugung mittels Kapazitätsmarkt ist 
demnach in erster Linie die Höhe der wettbewerblich ermittelten Leistungspreise relevant. 
Inwiefern ein spezifisches Kapazitätsmarktmodell jedoch in der Lage ist, die Fixkosten 
regenerativer Erzeugungsanlagen zudecken, kann letztlich nur indirekt über das Investiti-
onsverhalten potenzieller Investoren bestimmt werden (vgl. Süßenbacher et al. 2010, 13). 
Angesichts einer von fixen Anteilen dominierten Kostenstruktur können allerdings vor 
allem Investoren fluktuierender Windenergie- und Photovoltaikanlagen voraussichtlich 
geeignete Preisgebote für eine Leistungsbereitstellung abgeben. Schwankende Brennstoff-
preise spielen ebenso wie eine unsichere Entwicklung der CO2-Kosten hierbei keine Rolle. 
Unter der Annahme einer hohen technologischen Reife haben Anbieter dargbotsabhängiger 
Energien folglich eine perfekte Voraussicht auf die zu erwartenden Gesamtkosten eines 
Kraftwerkslebenszyklus. Lediglich die Existenz von winner‘s curse führt zu einem ver-
bleibenden Risiko einer ineffizienten Preisbildung bei Kapazitätsauktionen und infolgedes-
sen zu einem möglichen Ausbleiben vertraglich zugesicherter Kraftwerksinvestitionen. Ein 
technologiespezifisches Auktionsdesign ermöglicht zudem die Berücksichtigung unter-
schiedlicher Anforderungen. So gewährleisten seperate Leistungsprämien – zum Beispiel 
für die kapitalintensive Installation eines Offshore-Windparks – einen fairen Wettbewerb 
innerhalb einer diversifizierten Erzeugungsstruktur. Kapazitätszahlungen stellen demnach 
eventuell eine Perspektive dar, erneuerbaren Erzeugungsanlagen eine Vollostendeckung zu 
ermöglichen. Diese Tatsache ist jedoch nicht zuletzt von der spezifischen Gestaltung des 
Marktsystems abhängig. Letztendlich besteht weiterer Forschungs- und Erprobungsbedarf, 
ob das Instrument eines Kapazitätsmarktes tatsächlich in der Lage ist, eine Vollkostende-
ckung der erneuerbaren Stromgestehung realisieren zu können (vgl. Kopp et al. 2012, 12). 
5.3.3.3 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
Um für die Bereitstellung zeitbezogener Investitionsanreize in die (erneuerbare) Erzeu-
gungsstruktur zu sorgen, bedarf es einer Vorlaufzeit, die Planungs-, Genehmigungs- und 
Bauzeiten potenzieller Kraftwerksprojekte abdeckt. In diesem Zusammenhang führt die 
Wahl einer hierzu geeigneten Vorlaufzeit für Kapazitätsauktionen in der Regel zu der Ge-
währleistung eines notwendigen Zeitraumes zur Realisierung von Kraftwerksprojekten. So 
könnte beispielsweise ein rollierendes Verfahren mit fünf Jahren Vorlauf ein realistisches 
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Szenario darstellen, um hinreichende Preissignale zu setzen (vgl. bne 2011, 43). Dagegen 
ist der Beschaffungszeitraum für Kapazitäten im sogenannten Reliability Pricing Model
23
 
mit lediglich drei Jahren möglicherweise zu kurzfristig gewählt (vgl. Süßenbacher et al. 
2011, 17). Die Gestaltung von Kapazitätsauktionen für erneuerbare Energien muss zudem 
berücksichtigen, dass provisorische bzw. vorläufige Planungen vor Auktionsbeginn für 
Kraftwerksbetreiber kleiner Erzeugungseinheiten ein größeres Risiko darstellen, als für 
Investoren von Großkraftwerken. Im Gegensatz zu den meisten derzeit existierenden Ka-
pazitätsmarktmodellen für konventionelle Erzeugungsleistungen, muss die zeitliche Aukti-
onsgestaltung daher explizit auf die Anforderungen potenzieller Investoren regenerativer 
Kraftwerkskapazitäten angepasst werden. 
Geeignete ortsbezogene Anreize in die Erzeugungsstruktur können grundsätzlich im Rah-
men marktunabhängiger Aspekte in das Auktionsdesign integriert werden. In einem Kapa-
zitätsmarkt ist darüber hinaus der zentrale Koordinator in der Lage, zur Netzstabilisierung 
oder zur Vermeidung von Netzausbaumaßnahmen entsprechende Allokationsanreize über 
räumlich begrenzte Teilmärkte zu setzen (vgl. bne 2011, 42). Angesichts potenzieller 
Unsicherheiten und fehlerhafter Prognoseverfahren bei der Ermittlung des notwendigen 
Kapazitätsbedarfs besteht hierbei allerdings die Gefahr von Wettbewerbsverzerrungen und 
Effizienzverlusten. Dennoch führt ein Kapazitätsmarkt wahrscheinlich zu geeigneten zeit- 
und ortsbezogenen Investitionsanreizen in die erneuerbare Erzeugungsstruktur. 
5.3.3.4 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
Eine Vergütung der Leistungsverfügbarkeit innerhalb eines Versorgungsgebietes ent-
spricht, ebenso wie die Bereitstellung von Regelenergie im aktuellen Marktdesign, im We-
sentlichen einer Maßnahme zur Erhaltung der Versorgungssicherheit. In diesem Zusam-
menhang erfolgen Kapazitätszahlungen zum Wohle aller Akteure des Elektrizitätssystems. 
Eine Umlage über die Netzentgelte ist somit eine denkbare Vorgehensweise, um die Kos-
ten eines Kapazitätsmarktes geeignet zu refinanzieren (vgl. bne 2011, 49; Flinkerbusch und 
Scheffer 2012, 12; Herrmann und Ecke 2012, 29). Demnach wäre der Strompreis für End-
verbraucher von den wettbewerblich ermittelten Kapazitätszahlungen abhängig. Infolge-
dessen besitzt vor allem die Fähigkeit des zentralen Koordinators, den zukünftig benötigten 
                                                 
 
23
  Das Reliability Pricing Model ist ein Kapazitätsmarktmodell, dass seit dem Jahr 2007 von der PJM Inter-
connection LLC, einem nordamerikanischen Übertragungsnetzbetreiber, angewendet wird, um ausrei-
chende Erzeugungskapazitäten im System sicherzustellen (vgl. Süßenbacher et al. 2011, 14 f.). 
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Leistungsbedarf möglichst genau zu prognostizieren, einen erheblichen Einfluss auf die 
gesamtwirtschaftliche Effizienz der Stromversorgung bzw. auf das Strompreisniveau für 
Endverbraucher. Die Einführung eines Kapazitätsmarktes verursacht enorme Verteilungs-
wirkungen, die sich in erster Linie auf die Wettbewerbsfähigkeit von Bestandsanlagen 
auswirken und daher einen großen Widerstand entsprechender Erzeugungsunternehmen 
provozieren können (Herrmann und Ecke 2012, 28 ff.). Hinsichtlich einer hohen Inves-
titionssicherheit für erneuerbare Erzeugungsanlagen sind u.a. die Möglichkeiten zur 
Marktmachtausübung, anfallende Transaktionskosten sowie die Transparenz der Markt-
vorgänge relevant. Letztendlich ist die Existenz effizienter Verteilungswirkungen in einem 
Marktsystem mit ergänzendem Kapazitätsmarkt vor allem von der konkreten Gestaltung 
des Auktionsdesigns abhängig. Vor diesem Hintergrund könnte ein Kapazitätsmarktmodell 
für erneuerbare Energien eventuell geeignete Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen auf 
den deutschen Strommärkten bereitstellen. 
5.3.3.5 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Die Erweiterung des bestehenden Marktsystems um einen Kapazitätsmarkt für erneuerbare 
Energien stellt in erster Linie eine fundamentale Veränderung des zugrunde liegenden 
energiepolitischen Zielfokus dar. So führt eine Förderung mittels fester Einspeisevergütung 
hauptsächlich zu einer Erhöhung der regenerativ erzeugten Strommenge, wohingegen Ka-
pazitätsmechanismen allgemein die Verfügbarkeit installierter (erneuerbarer) Erzeugungs-
leistungen innerhalb eines Versorgungsgebietes gewährleisten sollen (vgl. Boute 2012, 75). 
Darüber hinaus bedeutet die Einrichtung einer zentralen Instanz zur Prognose des Leis-
tungsbedarfs sowie optional zur Koordination der Leistungsnachfrage eine strukturelle 
Neuerung gegenüber den bestehenden Marktstrukturen. Eine optionale Einbeziehung von 
EVU und Verbrauchern zur Kapazitätsnachfrage erweist sich zudem als tiefgreifende 
Veränderung der Wettbewerbsvorgänge auf den Strommärkten. So wird der Stromeinkauf 
teilnehmender Akteure am deutschen Großhandelsmarkt für Strom bislang nicht erfasst 
und lässt infolgedessen keine direkte Ableitung von Kapazitätsverpflichtungen zu (vgl. 
Flinkerbusch und Scheffer 2012, 10). Wissenschaftliche Analysen bestehender Kapazitäts-
marktmodelle für konventionelle Erzeugungstechnologien kommen übereinstimmend zu 
dem Ergebnis, dass die interdependenten Wirkungsweisen des Marktsystems sehr komplex 
sind und voraussichtlich nur schwer mit desintegrierten Strukturen harmonisiert werden 
können (vgl. Süßenbacher et al. 2010; Siegmeier 2011; Flinkerbusch und Scheffer 2012). 
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Die Einführung eines Kapazitätsmarktmodells für erneuerbare Erzeugungsleistungen führt 
demnach wahrscheinlich nicht zu einer angemessenen Komplexität des Marktdesigns. 
5.3.3.6 Übersicht der Bewertungsergebnisse 
 
Abbildung 25 Bewertung einer Einführung von Kapazitätsmechanismen 
Quelle: eigene Darstellung 
In Abbildung 25 ist die Bewertung eines Kapazitätsmarktes für erneuerbare Energien hin-
sichtlich der in Kapitel 4 definierten Kriterien in Form eines Netzdiagramms dargestellt. 
Demnach hat die Einführung von Kapazitätszahlungen wahrscheinlich einen positiven Ein-
fluss auf die langfristige Planungssicherheit potenzieller Kraftwerksinvestoren sowie auf 
die Bereitstellung zeit- und ortsbezogener Investitionsanreize in die erneuerbare Erzeu-
gungsstruktur. Zudem können die in Kapazitätsauktionen ermittelten Leistungsprämien 
eventuell eine Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromgestehung gewährleisten sowie 
effiziente Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen ermöglichen. Jedoch sind beide Aspek-
te grundsätzlich von der spezifischen Gestaltung des Marktdesigns abhängig und bedürfen 
weiterer Forschungs- und Erprobungsarbeit. Die Einführung eines Kapazitätsmarktes führt 
darüber hinaus wahrscheinlich zu einer hohen Komplexität des Marktsystems. 
5.4 Technologiespezifische Auktionen für langfristige Verträge 
Die Implementierung technologiespezifischer Auktionen für langfristige Stromlieferverträ-
ge zur Gewährleistung von Investitionen in die Erzeugungsstruktur geht mit einer wesent-
lichen Umstrukturierung respektive einem hohen Veränderungsgrad des aktuellen Markt-
designs einher. Grundlegendes Ziel ist es, Adequacy und Security installierter Kapazitäten 
Integrationstiefe 







Zeit- und ortsbezogene 
Investitionsanreize 
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mit einer kosteneffizienten Energiebeschaffung sowie einem angemessenen Risikoverhält-
nis zwischen Investoren und Verbrauchern in Einklang zu bringen, um ein verlässliches 
Stromangebot am Markt sicherzustellen. Im Gegensatz zum Konzept preis- und mengen-
basierter Kapazitätsmechanismen erhalten Betreiber erneuerbarer Kraftwerke in diesem 
Fall keine ausschließlich auf der bereitgestellten Kapazität basierende Prämie, sondern eine 
langfristig festgelegte Vergütung der tatsächlich gelieferten Strommenge. 
Der methodische Ansatz des Marktsystems orientiert sich elementar an der Vergabepraxis 
öffentlicher Aufträge. So werden Ausschreibungen zum Ausbau der Verkehrs- oder Breit-
bandinfrastruktur ebenfalls mit der Vorgabe durchgeführt, ein bestimmtes Versorgungsziel 
zu erreichen. In mehreren lateinamerikanischen Ländern werden Auktionsverfahren für 
Stromlieferverträge bereits seit Jahren erfolgreich durchgeführt und auch in Großbritannien 
existieren erste Überlegungen, derartige Mechanismen zur Förderung von Investitionen in 
erneuerbare Erzeugungsanlagen einzuführen (vgl. Skea et al. 2011, 18 ff.). Insbesondere 
Erfahrungen des brasilianischen Strommarktes sind für die Betrachtung einer Stromversor-
gung mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien in Deutschland äußerst relevant. So ist das 
Stromangebot in Brasilien sehr stark von Wasserkraftwerken
24
 geprägt und infolgedessen 
vom meteorologischen Dargebot abhängig. Darüber hinaus besitzen Wasserkraftwerke 
eine von Fixkosten dominerte, kapitalintensive Struktur der Gestehungskosten und somit 
vergleichbare Merkmale wie beispielsweise Offshore-Windkraftanlagen. 
Die Adaption fester Einspeisevergütungssysteme in vielen europäischen Ländern sowie der 
erfolgreiche Zubau EEG-geförderter Erzeugungsanlagen in Deutschland verdeutlichen den 
grundsätzlich positiven Einfluss langfristig gesicherter Erlöse für eine Gewährleistung aus-
reichender Investitionsanreize. Demnach führen sogenannte feed-in-tariffs (FIT) in der 
Regel zu einer Vollkostendeckung der Stromerzeugung und infolge rentabler Kraftwerks-
investitionen zu einer hohen Versorgungsicherheit. Jedoch verursachen marktunabhängige 
Aspekte von FIT-Mechanismen immer wieder Verzerrungen infolge einer Diskrepanz zwi-
schen Erzeugung und Nachfrage sowie einer willkürlichen Festlegung der Vergütungssätze 
(vgl. Kapitel 3.2.1). Auktionsverfahren für langfristige Lieferverträge nutzen dagegen die 
vorteilhaften Wirkungen von FIT und versuchen gleichzeitig die genannten Defizite durch 
                                                 
 
24
  In Brasilien lag der Anteil installierter Wasserkraftkapazitäten an der gesamten Systemleistung zum Jah-
resende 2011 bei rund 73 Prozent (vgl. Operador Nacional Do Sistema Eléctrico 2011). 
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geeignete wettbewerbliche Komponenten zu beseitigen. Als Konsequenz verlieren die be-
stehenden Strukturen des Großhandelsmarktes für Strom zwangsläufig an Einfluss. 
Nachfolgend werden zuerst theoretische Grundlagen technologiespezifischer Auktionsver-
fahren für langfristige Stromlieferverträge beschrieben. Im Anschluss werden qualitative 
Auswirkungen eines derartigen Marktdesigns für die deutschen Strommärkte untersucht. 
Darauf aufbauend erfolgt die Bewertung der Gestaltungsoption für ein Elektrizitätssystem 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien anhand der in Kapitel 4 vorgestellten Kriterien. 
5.4.1 THEORETISCHE GRUNDLAGEN VON STROMAUKTIONEN 
Die Rahmenbedingungen, unter denen sich Ausschreibungsverfahren für Stromlieferver-
träge entwickelt haben, verdeutlichen die Relevanz dieses Marktsystems im Hinblick auf 
die zukünftige Situation in Deutschland. In der Vergangenheit führten grundlegende, struk-
turelle Unterschiede im Vergleich mit Industrienationen zu signifikanten Problemen für 
eine gesicherte Stromversorgung in Entwicklungsländern, wie zum Beispiel in Lateiname-
rika. So reagiert zum einen ein Stromangebot, welches sich stark an der Konjunktur güns-
tiger Wasserkraftbedingungen orientiert, nur schwach auf volatile Spotmarktpreise zum 
Ausbau neuer Kapazitäten (vgl. Moreno et al. 2010, 5759). Zum anderen haben Länder wie 
Brasilien enorme Anstiege der Stromnachfrage zu verzeichnen, was wiederum einen kon-
tinuierlichen, jährlichen Zubau neuer Kapazitäten bedingt (vgl. Moreno et al. 2010, 5760). 
Ähnliche Voraussetzungen unterschiedlichen Ursprungs sind in den kommenden Jahrzehn-
ten auf den deutschen Strommärkten möglich. Hohe Anteile fluktuierender Wind- und 
Sonnenenergie könnten infolge mangelnder Spotmarktsignale zu ausbleibenden Kraft-
werksinvestitionen führen. Darüber hinaus erfordert ein massiver Ausbau erneuerbarer 
Energien zukünftig vergleichbare Dimensionen hinsichtlich eines jährlichen Kapazitätszu-
baus. So beträgt der prognostizierte regenerative Leistungszubau nach dem Referenzszena-
rio des BMU bis zum Jahr 2020 jährlich mindestens 6 GW (vgl. DLR et al. 2012, 117). 
Das sogenannte Mengen-Markt-Modell von Groscurth und Bode adaptiert grundlegende 
Regeln des brasilianischen Marktsystems und beschreibt konzeptuell ein Vergütungs-
system für dargebotsabhängige und -unabhängige regenerative Erzeugungsanlagen, 
beruhend auf technologiespezifischen Auktionsverfahren für langfristige Stromliefer-
verträge (vgl. 2011). Im weiteren Verlauf werden grundsätzliche, theoretische Merkmale 
eines solchen Marktsystems dargestellt. Beschreibungen praktischer Gestaltungsaspekte 
dienen lediglich zur Veranschaulichung der theoretischen Betrachtungsweise. 
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Ausschreibungen für dargebotsabhängige Energien beinhalten nach dem Mengen-Markt-
Modell den Ankauf einer festgelegten Gesamtstrommenge in TWh. Diese ergibt sich aus 
einer definierten installierten Kapazität in GW zu einer vorgegebenen Anzahl an Volllast-
stunden pro Jahr über einen festen Lieferzeitraum (vgl. Groscurth und Bode 2011, 5 f.). 
Ausschreibungen für dargebotsunabhängige (erneuerbare) Energien beinhalten nach dem 
Mengen-Markt-Modell dagegen lediglich eine Prämie für die Bereitstellung einer festge-
legten Kapazität. Dieses Konzept einer reinen Verfügbarkeitsprämie orientiert sich am 
Mechansimus mengenbasierter Kapazitätszahlungen (vgl. Kapitel 5.3). Durch diese Unter-
scheidung soll eine prioritäre Einspeisung fluktuierender Erzeugungsanlagen gewährleistet 
werden (vgl. Groscurth und Bode 2011, 9). 
Stromanbieter geben ihre Gebote in Euro pro Megawattstunde entweder für die jeweils 
veranschlagte Gesamtstrommenge oder optional durch Poolbildung mehrerer Anbieter ab. 
Um einen verlässlichen Preisfindungsprozess zu gewährleisten, hat sich in Brasilien das 
Format der descending clock auction bewährt (vgl. Kapitel 5.3.1). In diesem Fall wird mit 
einem Vorbehaltspreis begonnen, der dem höchsten Preis entspricht, zu dem der Auktiona-
tor bereit ist, die gelieferte Strommenge zu vergüten (vgl. Varian 2011, 350). In der Folge 
müssen die Bieter in zeitlich begrenzten Auktionsrunden hinreichend niedrige Gebote 
abgeben, um an der finalen Verhandlungsrunde teilnehmen zu dürfen. In dieser Runde 
werden mittels versiegelter Pay-as-bid Gebote in einer Multi-unit Auktion die niedrigsten 
Preis-Mengen-Kombinationen ermittelt, die den Preis der vorangegangenen Auktionsrunde 
nicht übersteigen dürfen und den Bedarf der ausgeschriebenen Strommenge kostenoptimal 
decken (vgl. Moreno et al. 2010, 5763). Die Bezuschlagung der Gebote erfolgt beginnend 
mit dem niedrigsten Gebot aufsteigend, bis die ausgeschriebene Strommenge abgedeckt ist. 
Nach dem Pay-as-bid Prinzip erhält jeder Auktionsgewinner einen individuellen Vertrag 
mit einem Gesamtvolumen, das sich aus dem Produkt der bezuschlagten Menge zum gebo-
tenen Preis ergibt. Darüber hinaus enthält der Vertrag eine bedingungslose Einspeisever-
pflichtung seitens des Elektrizitätserzeugers (vgl. Groscurth und Bode 2011, 7). Die ver-
traglich festgelegte Vergütung der Kraftwerksbetreiber erfolgt ab der Inbetriebnahme für 
die tatsächlich eingespeiste Strommenge. Im Fall positiver oder negativer Abweichungen 
der Einspeisewerte von der vertraglich fixierten Strommenge verkürzt oder verlängert sich 
die Vertragslaufzeit infolgedessen entsprechend, bis die Gesamtstrommenge erreicht wur-
de (vgl. Groscurth und Bode 2011, 8 f.). Wesentliche Restriktion ist somit die vertraglich 
zugesicherte Gesamteinspeisung. Nach Erfüllung der Vertragskonditionen ist, neben einer 
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erneuten Versteigerung existenter Kapazitäten nach brasilianischem Vorbild, eine wettbe-
werbliche Vermarktung über den Großhandelsmarkt für Strom durch die Kraftwerksbetrei-
ber denkbar. Die zuletzt genannte Möglichkeit orientiert sich an der Direktvermarktung 
erneuerbarer Energien nach Ablauf des EEG-Förderzeitraums (vgl. BMJ 2011, 21 f.). 
In der Theorie organisiert eine staatliche oder staatlich regulierte Instanz in regelmäßigen 
Abständen Auktionen zur Vergabe langfristiger Stromlieferverträge. Nach dem Vorbild 
eines zentralen Ankäufers regenerativer Endenergie könnte ein sogenannter Centralised 
Intermittent Renewables Aggregator (CIRA) diesen Strom im Anschluss über die 
Strommärkte vertreiben (vgl. Hesmondhalgh et al. 2010, 28 ff.). In Deutschland 
übernehmen derzeit die ÜNB den Ankauf und Vertrieb des nach dem EEG vergüteten 
Stroms über die Börse. Angesichts der gesicherten EEG-Umlage fehlen jedoch Anreize für 
verlässliche Einspeiseprognosen, um Systemkosten durch Bilanzungleichgewichte zu 
reduzieren (vgl. Groscurth und Bode 2011, 9). Die Ausgestaltung einer zentralen 
Institution nach dem Vorbild eines CIRA sollte daher in erster Linie Anreize für eine hohe 
Prognosequalität gewährleisten (vgl. Hesmondhalgh et al. 2010, 29). Möglich wäre 
beispielsweise ein Modell, bei dem die Kraftwerksbetreiber für fehlerhafte Prognosen der 
eigenen Stromeinspeisung Strafzahlungen an den CIRA zahlen müssen. Gleichwohl bleibt 
auch im Fall eines einzigen Vertreibers fluktuierender Energien das Restrisiko fehlerhafter 
Bilanzplanungen bestehen. 
 
Abbildung 26 Philosophie von Stromauktionen für neue und existente Kapazitäten 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Moreno et al. 2010, 5761 
Ausschreibungsplanung und -inhalt richten sich in der Regel nach dem erforderlichen 
Kapazitätsbedarf zur Deckung der zu erwartenden Nachfrage. Daneben sind generell auch 
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marktunabhängige Auktionen zur Förderung spezifischer Technologien oder für bestimmte 
Projekte möglich. In Abbildung 26 ist die prinzipielle Philosophie von Auktionsverfahren 
für neue und existente Kapazitäten dargestellt. Der Bedarf neuer Erzeugungsleistungen am 
Markt wird demnach mittels prognostizierter Nachfrageentwicklung sowie anhand der 
Lebensdauer des bestehenden Kraftwerksparks abgeschätzt (vgl. Abbildung 26). So führt 
ein Nachfrageanstieg sowie die Außerbetriebnahme alter Kraftwerke zu entsprechenden 
Auktionen für neue Erzeugungskapazitäten. Somit ist das resultierende Stromangebot 
letztlich stark von der jeweiligen Prognosequalität notwendiger Zubauleistungen abhängig. 
 
Abbildung 27 Gestaltung von Stromauktionen am Beispiel von Brasilien 
Quelle: eigene Darstellung, vgl. Moreno et al. 2010, 5762 
Der zeitliche Ausschreibungsrythmus bedarf dagegen einer Berücksichtigung dynamischer 
Marktelemente. Abbildung 27 stellt hierzu die Auktionsstruktur in Brasilien vor. In diesem 
Fall erfolgt die kontinuierliche Versteigerung neuer Kapazitäten zweimal im Jahr, um sich 
gegen das Risiko von Nachfrageschwankungen hinreichend absichern zu können. Ein 
Erfüllungszeitraum von mehreren Jahren garantiert Investoren ausreichend Zeit für die 
Projektplanung und den Kraftwerksbau. Langfristige Lieferverträge wiederum sichern die 
Adequacy installierter Kapazitäten. Unabhängig davon können optional Auktionen zur 
Vertragserneuerung existenter Kapazitäten jährlich und Auktionen zum Ausgleich von 
Lastkorrekturen vierteljährlich abgehalten werden (vgl. Abbildung 27). Die Lieferverträge 
haben in diesem Fall eine kurzfristige Erfüllung von mehreren Monaten bis zu einem Jahr. 
Zeit 
Auktionen für neue Kapazität (A-3 und A-5) 
 langfristige Verträge 
 Erfüllung in mehreren Jahren 
 ausreichender Zeitraum für Planung der Projektfinanzierung und Kraftwerksbau 
Auktionen für existente Kapazität (A0 und A-1) 
 kurzfristige Verträge  
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Grundsätzlich besitzt die Gestaltung des Auktionsdesigns eine hohe Flexibilität bezüglich 
der Anpassung an spezifische Bedürfnisse eines Elektrizitätssystems. So ist beispielsweise 
bei Bedarf eine zusätzliche Differenzierung nach geographischen Kraftwerksstandorten 
sowie eine verpflichtende Bereitstellung von Systemdienstleistungen zur Absicherung der 
Netzstabilität umsetzbar (vgl. Groscurth und Bode 2011, 6). Für einen zielgerichteten 
Zubau erneuerbarer Erzeugungsanlagen ist jedoch vor allem die technologiespezifische 
Unterscheidung bei der Versteigerung langfristiger Stromlieferverträge wesentlich. 
5.4.2 QUALITATIVE AUSWIRKUNGEN FÜR DIE DEUTSCHEN STROMMÄRKTE 
Nachstehend werden qualitative Auswirkungen technologiespezifischer Ausschreibungs-
verfahren zur Stromerzeugung für verschiedene problemrelevante Aspekte der deutschen 
Strommärkte untersucht. In diesem Zusammenhang werden insbesondere potenzielle Ef-
fekte für die Entwicklung der Marktpreise sowie für die resultierenden Rahmenbedingun-
gen einer Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromgestehung betrachtet. 
Die Vergütung regenerativ erzeugter Endenergie orientiert sich bei einer Versteigerung 
langfristiger Lieferverträge grundsätzlich am Modell eines FIT-Systems mit gesicherten 
und kalkulierbaren Erlösen für Stromanbieter. Abhängig von der jeweiligen Höhe der Ver-
gütungssätze führen FIT in der Regel zu einer garantierten Vollkostendeckung der Strom-
erzeugung und infolgedessen zu einer Gewährleistung von Investitionsanreizen zum Bau 
neuer Erzeugungsleistungen (vgl. Kapitel 3.2.1). Im Gegensatz zu der gesetzlichen Vergü-
tung nach dem EEG, bilden sich die Einnahmen der Stromanbieter bei Ausschreibungsver-
fahren durch einen Wettbewerb der Auktionsteilnehmer. Unter der Annahme rationaler 
Gebote und der Existenz eines vollkommenen Marktes stellen sich somit theoretisch Ver-
gütungssätze ein, die den Kraftwerksbetreibern eine Deckung ihrer Vollkosten ermögli-
chen und zudem die Nachfrage am Markt kosteneffizient befriedigen. 
Grundsätzlich besteht bei Auktionen zur Vergabe von Stromlieferverträgen ebenfalls das 
bereits dargelegte verhaltensökonomische Phänomen des winner’s curse, bei dem die Auk-
tionsteilnehmer den Wert des zu versteigernden Gutes – in diesem Fall eine bestimmte 
Strommenge – unterschiedlich einschätzen (vgl. Kapitel 5.3.2). Indem potenzielle Kraft-
werksinvestoren unbedingt versuchen, den Zuschlag für die Erzeugung einer ausgeschrie-
benen Strommenge zu erhalten, könnte es infolge von winner’s curse zu unrealistisch nied-
rigen Geboten bei der Durchführung von Auktionsverfahren für langfristige Stromliefer-
verträge kommen. Ein hierzu relevantes Beispiel aus der jüngeren Vergangenheit ist die 
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eindeutige Wertüberschätzung bietender Telekommunikationsunternehmen bei der Ver-
steigerung von Mobilfunk-Lizenzen
25
. Nach Expertenmeinung ist der Nachweis von win-
ner’s curse in der Praxis ausschließlich a posteriori eindeutig möglich und kann somit, 
anders als in der Theorie, nicht durch Sicherheitsabschläge auf die Gebote verhindert wer-
den (vgl. Skea et al. 2011, 20). Um Fehleinschätzungen der Bieter und die Gefahr irrational 
niedriger Gebote zu begrenzen, bedarf es daher vor allem der Einführung von Strafzahlun-
gen für den Fall, dass zugeteilte Lieferverträge nicht erfüllt werden. Darüber hinaus wäre 
eine Zertifizierung von Kraftwerksinvestoren hinsichtlich technischer und finanzieller An-
forderungen denkbar. Vor dem Hintergrund einer vielfältigen Anbieterstruktur erneuerba-
rer Energien darf eine Gestaltung entsprechender Auktionszulassungen den Kreis potenzi-
eller Teilnehmer allerdings nicht zu Gunsten größerer Unternehmen einschränken. Letzt-
endlich führt winner‘s curse zu einem verbleibenden Risiko einer ineffizienten Preisbil-
dung technologiespezifischer Stromauktionen und infolgedessen zu einem möglichen Aus-
bleiben von vertraglich zugesicherten Kraftwerksinvestitionen. 
Um Unsicherheiten bezüglich realer Investitionskosten vorzubeugen, ist bei der Auktions-
konzeption zusätzlich ein größtmögliches Maß an Transparenz notwendig. So könnte bei-
spielsweise die zentrale Bereitstellung von Informationen über meteorologische Vorausset-
zungen dargebotsabhängiger Energien sowie über weitere relevante Rahmenbedingungen 
die Gefahr fehlerhafter Projektplanungen reduzieren und zugleich einen effizienten Wett-
bewerb potenzieller Investoren fördern. Darüber hinaus führen Erfahrungen vergangener 
Auktionen in der Regel zu Lerneffekten bei der zukünftigen Beurteilung von Kosten und 
Erlösen einer Kraftwerksinvestition seitens der Bieter. Ähnliches gilt für die Lernkurve 
von gesetzlich festgelegten Vergütungssätzen in einem FIT-System. Aus diesem Grund ist 
es im Fall sich in der Entwicklung befindlicher, regenerativer Erzeugungstechnologien 
besonders wichtig, die Gestaltung des Marktsystems auf lange Sicht auszulegen. So haben 
Investoren die Gewissheit, eigene Erfahrungen aus der Einführungsphase bei der zukünfti-
gen Gebotslegung und Projektplanung nutzen zu können und daher den Anreiz, eine mög-
liche Zurückhaltung hinsichtlich eines neugestalteten Marktsystems abzulegen. 
Zur Gewährleistung einer effizienten Marktpreisfindung haben sich in der Praxis Aukti-
onsverfahren nach dem Pay-as-bid Prinzip bewährt (vgl. Moreno et al. 2010, 5763). Die 
                                                 
 
25
  Bei der Versteigerung von Universal Mobile Telecommunications System (UMTS)-Lizenzen wurden in 
mehreren europäischen Ländern deutlich höhere Erlöse erzielt als erwartet (vgl. Skea et al. 2011, 20). 
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Vorgabe eines hinreichend hohen Vorbehaltspreises bei einer descending clock auction ist 
eine geeignete Maßnahme, um die Höhe der zu erwartenden Preise begrenzen zu können. 
Dieser kann zusätzlich mittels ex-post Informationen über Erlöse von Stromanbietern an-
gepasst werden und bietet somit die Möglichkeit für Lerneffekte. In diesem Zusammen-
hang ist anzumerken, dass der zugrunde liegende Zweck von Auktionen eine wettbewerb-
liche Preisbildung ist und eine begrenzte Kontrollierbarkeit demnach ein beabsichtigtes 
Gestaltungsmerkmal darstellt. Letztendlich führen Auktionsverfahren vor allem auf lange 
Sicht tendenziell zu einer verlässlichen Marktpreisbildung und infolgedessen u.a. zu hin-
reichend hohen Erlösen für Betreiber erneuerbarer Erzeugungsanlagen. 
Die Entwicklung der regenerativen Stromerzeugung nicht zuletzt aufgrund des hohen wirt-
schaftlichen und technologischen Potenzials ein fortlaufender Prozess. Innovative Techno-
logielinien – wie zum Beispiel die für Deutschland relevante Offshore-Windenergie – be-
sitzen in der Regel eine vergleichsweise geringe technische Reife und somit größtenteils 
prognostizierte Kostenwerte. Auktionsteilnehmer mit unzureichenden ex-ante Informatio-
nen über Kostenstrukturen sind allerdings nicht zwangsläufig in der Lage, realistische 
marktbasierte Gebote für langfristige Stromlieferverträge abzugeben. Demnach können die 
ermittelten Marktpreise von Ausschreibungsverfahren für noch nicht ausgereifte oder in-
novative Technologien unter Umständen keine Vollkostendeckung der Stromgestehung 
garantieren. So führte beispielsweise ein kontinuierlicher Anstieg der Gestehungskosten 
von Offshore-Windparks seit der Markteinführung in Großbritannien, der u.a. mangelhaf-
ter Prognosen und fehlender Erfahrungen geschuldet war, zu erheblichen Marktverzerrun-
gen (vgl. Greenacre et al. 2010, 11 ff.). Diesbezüglich stellen technologiespezifische 
Stromauktionen eine große Herausforderung für die Vielfalt erneuerbarer Energien dar. 
5.4.3 BEWERTUNG 
Im Folgenden werden die qualitativen Auswirkungen eines Marktsystems auf Basis von 
Ausschreibungsverfahren für regenerativ erzeugte Strommengen anhand der in Kapitel 4 
vorgestellten Kriterien bewertet. In Tabelle 8 sind hierzu theoretische Merkmale technolo-
giespezifischer Auktionen für langfristige Lieferverträge in einer Übersicht dargestellt. 
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Tabelle 8 Theoretische Gestaltungsmerkmale von Auktionen für Stromlieferverträge 
Merkmale technologiespezifischer Auktionen für langfristige Verträge 
 Bereitstellung neuer Stromnachfrage wird in jedem Fall über Auktionen sichergestellt 
 Bereitstellung der gesamten Nachfrage über Auktionen möglich 
 Bedarf auktionierter Strommengen wird von einer zentralen Instanz prognostiziert 
 Zentrale Auktionsverfahren mit einem zentralen Stromankäufer und -verteiler 
 Frühzeitige und regelmäßige Auktionsdurchführung für neue Erzeugungsleistungen 
 Pay-as-bid Auktionsdesign mit kombinierten Preis-Mengen-Geboten 
 Vergabe langfristiger Stromlieferverträge für neue Erzeugungsleistungen 
 Erzeugungsanlagen erhalten einen festen Zahlungsstrom für die erzeugte Strommenge 
 Möglichkeit die Eignung von Auktionsteilnehmern zu zertifizieren 
 Auktionen können orts- und interessensspezifische Aspekte enthalten 
Quelle: eigene Darstellung 
5.4.3.1 Langfristige Planungssicherheit 
Grundsätzlich bietet die Vergabe von Stromlieferverträgen mittels Auktionsverfahren, 
ebenso wie das Einspeisevergütungssystem des EEG, einen positiven Effekt auf die lang-
fristige Planungssicherheit von Kraftwerksbetreibern. So garantiert die vertraglich festge-
legte Abnahme von Strommengen aus erneuerbaren Erzeugungsanlagen in erster Linie eine 
gute Planbarkeit zukünftiger Einnahmen und somit ein entsprechend geringes Finanzie-
rungsrisiko seitens potenzieller Investoren. Darüber hinaus ermöglicht eine technologie-
spezifische Vertragsgestaltung eine hohe Flexibilität bezüglich der Festlegung unterschied-
licher Laufzeiten. In diesem Zusammenhang könnte der in § 21 Absatz 2 EEG verankerte 
Vergütungszeitraum von 20 Kalenderjahren zuzüglich des Jahres der Inbetriebnahme als 
Orientierung dienen (vgl. BMJ 2011, 14). Eine vergleichbare Vertragslaufzeit bietet im 
Hinblick auf die zu erwartende Lebensdauer
26
 regenerativer Erzeugungsanlagen eine hin-
reichend langfristige Sicherung zukünftiger Erlöse und daher für potenzielle Investoren 
einen hohen Anreiz zur Partizipation an Elektrizitätsauktionen. Betreiber erneuerbarer 
Kraftwerke haben in diesem Fall eine ausreichend lange Voraussicht bezüglich einer ge-
währleisteten Vollkostendeckung, unabhängig davon, welche Vermarktungsmöglichkeiten 
– Vertragserneuerung oder Direktvermarktung – das Marktdesign nach Vertragsablauf 
                                                 
 
26
  Die Lebensdauer einer Windenergieanlage beträgt in der Regel etwa 20 Jahre, die Lebensdauer einer 
Photovoltaikanlage beträgt in der Regel etwa 25 Jahre (vgl. Mayer-Spohn et al. 2007, 3). 
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vorsieht. Demnach bietet ein Marktsystem auf der Basis technologiespezifischer Auktions-
verfahren für Stromlieferverträge sehr wahrscheinlich eine langfristige Planungssicherheit 
für Kraftwerksbetreiber und infolgedessen einen positiven Einfluss für die Bereitstellung 
von Anreizen zum Bau fluktuierender Erzeugungsanlagen. 
5.4.3.2 Vollkostendeckung 
In einem vollkommenen Markt ermöglicht das Konzept, langfristige Stromlieferverträge zu 
versteigern, theoretisch eine Vollkostendeckung der Stromgestehung. Im praktischen An-
wendungsfall hängt dies jedoch im Wesentlichen von den ermittelten Vergütungssätzen für 
die ausgeschriebene Strommenge ab. Folglich können elementare Marktpreiseinflüsse ei-
nes wettbewerblich organisierten Marktes wie u.a. Marktmacht, Irrationalität und asym-
metrische Informationen, eine stets verbleibende Unsicherheit bezüglich vollkostende-
ckender Marktpreise bewirken (vgl. Varian, 2011, 442 ff.). So führt beispielsweise die Ge-
fahr unrealistisch niedriger Gebote, um die Auktion zu gewinnen, dazu, dass Investoren 
geplante Projekte aufgrund defizitärer Finanzierung unter Umständen nicht realisieren 
können. In diesem Fall würden die entsprechenden Stromlieferungen ausbleiben und 
Adequacy und Security installierter Systemkapazitäten wären gleichermaßen gefährdet. 
Darüber hinaus verursachen Fehleinschätzungen bezüglich zu erwartender Erzeugungskos-
ten seitens der Bieter eine unsichere Marktpreisentwicklung und infolgedessen kritische 
Auswirkungen für eine Vollkostendeckung der Stromgestehung. Unter der Annahme, dass 
die Bieter ihre Gebotslegung anhand verlässlicher Kosteninformationen ausrichten, führen 
resultierende Auktionsergebnisse jedoch in der Regel zu einer Vollkostendeckung der 
Stromerzeugung. Insbesondere fluktuierende Windenergie- und Photovoltaikanlagen sind 
im Gegensatz zu fossilen Technologien privilegiert, ihre langfristigen Gestehungskosten zu 
prognostizieren (vgl. Kapitel 5.3.3.2). Betreiber dargebotsabhängiger Erzeugungsanlagen 
sind unabhängig von schwankenden Brennstoff- und CO2-Kosten und können daher vo-
raussichtlich realistische Gebote abgeben. Aufgrund dessen ermöglichen technologiespezi-
fische Auktionen für langfristige Verträge, trotz eines verbleibenden Restrisikos, wahr-
scheinlich eine Vollkostendeckung der fluktuierenden Stromerzeugung und somit einen 
hohen Anreiz zur Investition in erneuerbare Kraftwerkstechnologien. 
5.4.3.3 Zeit- und ortsbezogene Investitionsanreize 
Eine zentrale Prognose des Kapazitätsbedarfs zur Deckung der Nachfrage ermöglicht prin-
zipiell eine frühzeitige Versteigerung neuer Erzeugungsleistungen, um Investoren einen 
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ausreichend langen Zeitraum für Genehmigungs-, Planungs- und Bauprozesse zu gewähr-
leisten. Zusätzlich können durch eine zeitlich flexible Auktionsgestaltung unterschiedliche 
Erfüllungszeiträume und somit technologiespezifische Vorlaufzeiten für eine Kraftwerks-
inbetriebnahme berücksichtigt werden. Darüber hinaus können Auktionen ortsbezogene 
Aspekte enthalten. So erlaubt die differenzierte Ausschreibung einer festgelegten Strom-
menge für eine bestimmte Region – beispielsweise ein Bundesland oder einen geogra-
phisch begrenzten Standort – eine Einflussnahme auf den Bedarf notwendiger Netzinfra-
struktur zum Stromtransport. In einem Nodalpreissystem ist diese Eigenschaft besonders 
vorteilhaft. Im derzeitigen deutschen Elektrizitätssystem, in dem die Stromverteilung über 
das Übertragungsnetz auf Basis von Transportentgelten geregelt wird, bilden ortsspezifi-
sche Auktionen in erster Linie eine Möglichkeit die Standorte von Erzeugungstechnologien 
mit ortsunspezifischen Anforderungen geeignet zu beeinflussen, um u.a. potenziellen Netz-
engpässen entgegenzuwirken. Allerdings besitzen marktunabhängige Gestaltungsaspekte 
immer das Risiko negativer Wettbewerbswirkungen infolge von Marktverzerrungen. So 
hängt die Effizienz von wettbewerbsfernen Aspekten bei der Auktionsgestaltung nicht zu-
letzt von der zugrunde liegenden Prognosequalität sowie unsicheren Annahmen ab. Den-
noch haben technologiespezifische Auktionen für langfristige Stromlieferverträge sehr 
wahrscheinlich einen positiven Einfluss auf die Bereitstellung zeit- und ortsbezogener In-
vestitionsanreize in einem Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien. 
5.4.3.4 Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen 
Aus der Sicht eines Endverbrauchers muss ein Marktsystem einerseits das Ziel haben, 
elektrische Energie zu niedrigen Preisen verfügbar zu machen und andererseits eine hohe 
gesamtwirtschaftliche Effizienz aufweisen. Letzteres ist beispielsweise gewährleistet, 
wenn die Stromversorgung im Sinne der Gesamtwohlfahrt verlässlich erfolgt und nicht von 
Interessen Einzelner abhängig ist. Stromauktionen haben grundsätzlich das Ziel, die ausge-
schriebene Strommenge zu einem möglichst günstigen Preis zu versteigern. Jedoch hängen 
die resultierenden Marktpreise elektrischer Energie nicht zuletzt von der individuellen Ge-
botslegung der Marktteilnehmer ab, welche verhaltensökonomischen Phänomenen unter-
liegen kann. Insbesondere ist es im Allgemeinen sehr schwierig, das Auktionsdesign hin-
sichtlich zweier unterschiedlicher Zielvorgaben – in diesem Fall Preis und Menge – zu 
optimieren (vgl. Moreno et al. 2010, 5765). Demnach ist die Effizienz der Preisfindung 
direkt an die jeweilige Auktionsgestaltung geknüpft. Praktische Erfahrungen haben in die-
sem Zusammenhang gezeigt, dass vor allem Pay-as-bid Auktionen nach brasilianischem 
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Vorbild prinzipiell eine effiziente Preisfindung in einem Elektrizitätssystem mit hohen 
Anteilen erneuerbarer Energien erreichen können (vgl. Moreno et al. 2010, 5765). 
Aus der Sicht von Stromanbietern ist die Effizienz eines Marktsystems u.a. von der Höhe 
der Transaktionskosten und der Markttransparenz abhängig. Diesbezüglich verursachen 
zentrale, standardisierte Auktionsverfahren voraussichtlich wesentlich geringere ex-ante 
Kosten zur Informationsbeschaffung und Vertragsvereinbarung, als eine vielseitige Direkt-
vermarktung über den Großhandelsmarkt für Strom. Jedoch besitzen Auktionen grundsätz-
lich das Risiko einhergehender Markteintrittsbarrieren infolge einer riskanten Partizipation 
sowie notwendiger finanzieller Vorleistungen (vgl. Skea et al. 2011, 20). Infolgedessen 
könnten vor allem kleinere Marktteilnehmer benachteiligt werden. Dies wiederum führt im 
Hinblick auf die vielfältige Eigentümerstrukur einer erneuerbaren Erzeugungsstruktur zu 
erheblichen Marktineffizienzen. Da große Stromanbieter ein hohes Ausführungsrisiko 
eingehen können, werden diese bei einer intransparenten Auktionsgestaltung zusätzlich 
bevorzugt. Vor dem Hintergrund zunehmend unterschiedlicher Marktteilnehmer bei hohen 
Anteilen erneuerbarer Energien, muss das Auktionsdesign daher Aspekte zur Förderung 
von kleineren und mittleren Kraftwerksbetreibern beinhalten (vgl. Groscurth und Bode 
2011, 6). Ebenso sind geeignete Maßnahmen zur Vermeidung von Marktmacht und In-
transparenz im Wesentlichen vom Auktionsdesign abhängig. Demzufolge kann ein 
Marktsystem basierend auf technologiespezifischen Auktionen eventuell effiziente bzw. 
geeignete Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen bereitstellen, allerdings ist eine 
Erfüllung stark an die entsprechende Ausgestaltung des Marktdesigns gebunden. 
5.4.3.5 Integrationstiefe und Komplexität des Marktsystems 
Die Einrichtung eines zentralen CIRA bzw. einer vergleichbaren staatlichen oder staatlich 
regulierten Instanz stellt eine wesentliche, strukturelle Veränderung der zugrunde liegen-
den Wertschöpfungskette des deutschen Elektrizitätssystems dar. Ein zentraler Stroman-
käufer und -verteiler würde im Fall optionaler Ausschreibungsverfahren für bereits existen-
te Erzeugungsleistungen, neben den obligatorischen Auktionen für neue Kapazitäten, für 
die Vermarktung des gesamten erneuerbaren Stromangebotes verantwortlich sein. Die 
Prognose des notwendigen Kapazitätsbedarfs sowie der zu erwartenden Stromeinspeisung 
erfolgt ebenfalls zentral bzw. wird zentral überwacht. Die Abstimmung von Erzeugung 
und Nachfrage spielt vor allem in einem Marktsystem mit hohen Anteilen fluktuierender 
Energien und wenigen regelbaren Erzeugungsanlagen eine wesentliche Rolle im Hinblick 
auf eine kosteneffiziente und verlässliche Stromversorgung. Aus diesem Grund bietet die 
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Ausgestaltung einer zentralen Institution nach dem Vorbild eines CIRA grundsätzlich die 
Möglichkeit für eine effektive Steuerung der erneuerbaren Stromerzeugung. 
Die Komplexität eines Marktsystems auf Basis technologiespezifischer Stromauktionen ist 
in erste Linie von der konkreten Gestaltung der Ausschreibungsverfahren sowie zugehöri-
ger Rahmenbedingungen abhängig. Aus Sicht potenzieller Kraftwerksinvestoren stellt sich 
die Vermarktung der erzeugten elektrischen Energie in diesem Fall aber voraussichtlich 
weniger komplex dar und ist mit einer größeren Sicherheit verbunden, als der Vertrieb über 
den Großhandelsmarkt für Strom im aktuellen Marktdesign. Zudem ermöglicht die beein-
flussbare Komplexität von Stromauktionen eine EU-weite Einführung des Marktkonzeptes 
und somit die Erschließung eines großen Investorenkreises (vgl. Groscurth und Bode 2011, 
13). Demzufolge bieten technologiespezifische Auktionen für langfristige Stromlieferver-
träge eventuell die Möglichkeit für eine geeignete Komplexität des Marktsystems. 
5.4.3.6 Übersicht der Bewertungsergebnisse 
 
Abbildung 28 Bewertung technologiespezifischer Auktionen für langfristige Verträge 
Quelle: eigene Darstellung 
In Abbildung 28 ist die Bewertung technologiespezifischer Auktionen für Stromlieferver-
träge hinsichtlich der in Kapitel 4 definierten Kriterien in Form eines Netzdiagramms dar-
gestellt. Stromauktionen besitzen demnach sehr wahrscheinlich einen positiven Einfluss 
für eine langfristige Planungssicherheit potenzieller Kraftwerksinvestoren sowie für die 
Bereitstellung zeit- und ortsbezogener Investitionsanreize in regenerative Kraftwerke. Dar-
über hinaus wird eine Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromgestehung wahrschein-
lich erreicht. Dagegen sind die Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen ebenso wie die 
Integrationstiefe 
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Komplexität des Marktsystems stark von grundlegenden Gestaltungsaspekten des Markt-
designs abhängig, bieten jedoch eventuell die Möglichkeit für eine geeignete Effizienz. 
5.5 Zusammenfassung der Bewertungsergebnisse 
Um die vorliegende Untersuchung ausgewählter Gestaltungsoptionen hinsichtlich der Eig-
nung für ein Strommarktdesign mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien zusammenzu-
fassen, werden im Weiteren positive und negative Aspekte der unterschiedlichen Ansätze 
gegenübergestellt. Tabelle 9 bietet hierzu eine Übersicht der einzelnen Bewertungsergeb-
nisse. Darauf aufbauend ist ein Vergleich der unterschiedlichen Marktsysteme bezüglich 
spezifischer Merkmale möglich. Zudem können diese – unter Vernachlässigung einer Ge-
wichtung der Bewertungskriterien – hinsichtlich des gesamten, vorliegenden Zielsystems 
miteinander verglichen werden. Da sich die Gestaltungsoptionen jedoch angesichts eines 
divergierenden Veränderungsgrades des aktuellen Marktdesigns zum Teil stark unterschei-
den, sind potenzielle Aussagen, die ausschließlich auf der Eignung einzelner Bewertungs-
kriterien basieren, nur begrenzt aussagekräftig. Konkrete Handlungsempfehlungen für die 
Gestaltung eines Elektrizitätssystems mit regenerativer Erzeugungsstruktur können dem-
nach nur in Abhängigkeit von Annahmen über energiepolitische Zielsetzungen sowie über 
exogene Rahmenbedingungen getroffen werden. 
















































































































Preissetzung am Spotmarkt 
     
Zubau von 
Stromspeichern 
     
Einführung von 
Kapazitätsmechanismen 
     
Technologiespezifische Auktionen 
für langfristige Verträge 
     
Quelle: eigene Darstellung 
Gestaltungsoptionen für ein Strommarktdesign mit hohen Anteilen erneuerbarer Energien 
 
112 
Im Rahmen der vorliegenden Untersuchung lassen sich anhand der Bewertungsergebnisse 
aus Tabelle 9 u.a. zwei Ableitungen treffen. So hat zum einen die potenzielle Einführung 
einer Pay-as-bid Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse in allen Kriterien eine 
schlechtere oder gleiche Bewertung erhalten als die weiteren untersuchten Gestaltungsop-
tionen. Zum anderen besitzt die potenzielle Umsetzung technologiespezifischer Auktions-
verfahren für langfristige Lieferverträge in allen Kriterien des Zielsystems eine bessere 
oder gleiche Beurteilung im Vergleich zu den weiteren untersuchten Marktsystemen. 
Im Folgenden werden die wesentlichen, in Kapitel 5 erarbeiteten Bewertungsergebnisse 
jeweils kurz zusammengefasst und anschließend vor dem Hintergrund einer wettbewerbli-
chen Finanzierung erneuerbarer Energien in die zukünftige Entwicklung der deutschen 
Strommärkte eingeordnet. 
Eine Pay-as-bid Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse ermöglicht Stromanbietern die 
Perspektive, mittels der eigenen Gebotslegung theoretisch eine Deckung der langfristigen 
Gestehungskosten zu erzielen. Nach dem Referenzszenario des BMU ist die zukünftige 
Erzeugungsstruktur in Deutschland zum einen durch eine Vielfalt, vor allem kleiner Anbie-
ter geprägt und zum anderen von einem dominierenden Anteil fluktuierender Technologien 
bestimmt (vgl. Kapitel 3). Beide Aspekte führen in der Praxis allerdings zu einer vermut-
lich nachteiligen Situation erneuerbarer Energien in einem Marktsystem mit einer Pay-as-
bid Preissetzung am Spotmarkt. So profitieren in erster Linie Anbieter großer Strommen-
gen von einer möglichen Marktmachtausübung bzw. spekulativen Gebotslegung. Dies 
kann in einer Übergangszeit, mit weiterhin konventionellen Großkraftwerken auf den 
Strommärkten, zu einer erheblichen Benachteiligung von Betreibern kleiner (erneuerbarer) 
Erzeugungseinheiten führen. Zudem gefährdet eine reduzierte Anzahl an Volllaststunden 
infolge steigender Stromimporte sowie eines inhärent hohen Ausführungsrisikos bei einer 
Preissetzung, die sich an einem Erwartungswert orientiert, insbesondere eine Vollkosten-
deckung der dargebotsabhängigen Stromgestehung. Vor allem Betreiber fluktuierender 
Kraftwerke sind jedoch aufgrund vernachlässigbarer Grenzkosten auf einen fortlaufenden 
Einsatz zur Lastdeckung bzw. eine möglichst hohe Anlagenauslastung zur Refinanzierung 
ihrer Kraftwerksinvestition angewiesen. 
Hohe Anteile an Speicherkapazitäten auf den Strommärkten können theoretisch der Ent-
stehung einer marktpreisbestimmenden Residuallast infolge der vorrangigen Einspeisung 
dargebotsabhängiger Energien und somit einer Veränderung der charakteristischen Lastbe-
reiche – Grund-, Mittel- und Spitzenlast – entgegenwirken. Zudem bietet das Aus- und 
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Einspeichern elektrischer Energie eine Möglichkeit, die begrenzte Regelbarkeit der Strom-
erzeugung sowie die inhärente Marktpreisvolatilität in einem Elektrizitätssystem mit hohen 
Anteilen fluktuierender Energien abzuschwächen. Hinsichtlich einer Deckung der darge-
botsabhängigen Gestehungskosten am Spotmarkt der Strombörse stehen einem relativ ge-
ringen Marktpreisanstieg bei niedriger Residuallast sinkende Durchschnittspreise gegen-
über. Anbieter fluktuierender Energien profitieren im Vergleich zu Betreibern regelbarer 
Erzeugungsanlagen allerdings überproportional von Stromspeichern, da diese vorwiegend 
in Zeitintervallen Strom ankaufen, in denen dargebotsabhängige Kraftwerke Strom ein-
speisen. Vor dem Hintergrund ambitionierter Ausbauziele fluktuierender Energien in 
Deutschland, ermöglichen Speicherkonzepte angesichts einer erhöhten Systemflexibilität 
und -stabilität zudem einen effizienten Leistungszubau. Folglich sind Stromspeicher in der 
Lage, die Umsetzung weiterer Mechanismen und Instrumenten zur Marktintegration rege-
nerativer Erzeugungsanlagen geeignet zu unterstützen. Allerdings führt ein alleiniger Zu-
bau von Speicheranlagen voraussichtlich nicht zu hinreichenden Rahmenbedingungen für 
eine wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien auf den Strommärkten. 
Unter der Annahme einer geeigneten Beurteilung des gesicherten Beitrages fluktuierender 
Energien zur Systemleistung, sind Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke angesichts 
einer langfristig prognostizierbaren Kostenstruktur prädestiniert, geeignete Leistungsgebo-
te an einem Kapazitätsmarkt abzugeben, um ihre Stromgestehungskosten zu decken. Durch 
einen potenziellen Umstieg von einem gesetzlichen Einspeisevergütungssystem zu einer 
Vergütung der Leistungsverfügbarkeit, verbleibt infolge einer zentralen Kapazitätsbedarfs-
planung letztlich ein regulatorischer Markteingriff. Allerdings stellt ein Kapazitätsmarkt in 
Anbetracht einer marktorientierten Preisbildung in jedem Fall einen Schritt in Richtung 
wettbewerblicher Finanzierung erneuerbarer Energien auf den Strommärkten dar. Die Tat-
sache, dass in der Praxis derzeit kein effizientes Kapazitätsmarktmodell für erneuerbare 
Energien existiert, erschwert jedoch eine Einführung von Kapazitätsauktionen für regene-
rative Erzeugungsleistungen in Deutschland. Die Umsetzung eines Marktdesigns muss 
hierzu gleichermaßen eine technologiespezifische Auktionsgestaltung sowie komplexe 
Wechselwirkungen mit interdependenten Strommärkten berücksichtigen. Im Hinblick auf 
eine langfristige Einführung eines Kapazitätsmarktes könnten daher durch eine mittelfristi-
ge Umsetzung in kleineren Marktsegmenten oder Teilmärkten wertvolle Erfahrungen ge-
sammelt werden (vgl. Kopp et al. 2012, 10). So bietet beispielsweise der deutsche Re-
gelenergiemarkt die Möglichkeit, das Konzept von Kapazitätszahlungen für fluktuierende 
Erzeugungsleistungen hinsichtlich einer effizienten Marktpreisbildung zu untersuchen. 
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Im Gegensatz zu vor allem kurzfristig erfolgreichen Ansätzen in Form marktunabhängiger 
FIT-Systeme, bieten technologiespezifische Auktionen für Stromlieferverträge eine lang-
fristige, wettbewerbsorientierte Möglichkeit, zukünftig ausreichende Investitionsanreize in 
die erneuerbare Erzeugungsstruktur bereitzustellen. Dargebotsabhängige Erzeugungsanla-
gen haben angesichts einer von fixen Anteilen dominierten Kostenstruktur eine hohe Vo-
raussicht auf zu erwartende Gestehungskosten. Demzufolge bietet das Konzept einer lang-
fristigen Marktpreisfindung mittels Ausschreibungsverfahren insbesondere für fluktuieren-
de Energien eine hohe Effizienz. Um die Gefahr von Marktverzerrungen infolge unsicherer 
Kostenstrukturen innovativer Technologien zu vermeiden, könnte ein derartiges Marktsys-
tem – ebenso wie Kapazitätsauktionen – zu einem Zeitpunkt eingeführt werden, zu dem 
bereits ein hoher Anteil des Stromangebotes in regenerativen Anlagen erzeugt wird (vgl. 
Skea et al. 2011, 21). Auktionsverfahren zur Vergabe von Stromlieferverträgen stellen eine 
wesentliche Veränderung bestehender Strukturen dar, die angesichts einer Neugestaltung 
des gesamten Marktsystems voraussichtlich mit hohen Kosten verbunden ist. Darüber 
hinaus müssen vor einer Marktreform dieses Ausmaßes zunächst die interdependenten 
Wirkungsweisen mit angeschlossenenen (europäischen) Strommärkten untersucht werden, 
um letztendlich eine hohe Systemeffizienz zu gewährleisten. 
Tabelle 10 fasst die wesentlichen Bewertungsergebnisse aus Kapitel 5 in einer Gegenüber-
stellung zusammen. So bietet eine Umstellung des Auktionsverfahrens am Spotmarkt der 
Strombörse von einem einheitlichen Markträumungspreis zu einer Pay-as-bid Preissetzung 
voraussichtlich keine Gewährleistung ausreichender Signale zur Investition in die erneuer-
bare Erzeugungsstruktur. Ein Zubau von Stromspeichern kann dagegen eine wettbewerbli-
che Finanzierung erneuerbarer Energien auf den deutschen Strommärkten unterstützen, 
jedoch alleinig nicht garantieren. Ein Kapazitätsmarktmodell sowie technologiespezifi-
scher Auktionsverfahren für langfristige Lieferverträge stellen grundsätzlich wettbewerb-
lich orientierte Marktsysteme dar, die – unter der Voraussetzung einer geeigneten Ausge-
staltung – vermutlich hinreichende Anreize zur Errichtung fluktuierender erneuerbarer 
Erzeugungsleistungen bereitstellen können. 
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6 Fazit und Ausblick 
Die Forderung nach einer neuen „Architektur unseres Energiewesens“ (Merkel 2011b) ist 
in erster Linie eine logische Schlussfolgerung im Hinblick auf einen bevorstehenden, mas-
siven Wandel der Erzeugungsstruktur bzw. die daraus resultierende Veränderung der An-
gebotscharakteristik auf den Strommärkten. So war der zugrunde liegende Ausgangspunkt 
für die Entwicklung von Energy-Only-Märkten bzw. des aktuellen Strommarktdesigns in 
Deutschland ebenfalls die damalige – vorwiegend auf fossilen Technologien basierende – 
Kraftwerksparkstruktur. Das angestrebte Ausbauziel der Bundesregierung, mittels erneuer-
barer Energien – vorwiegend Windenergie und Photovoltaik – bis zum Jahr 2050 mindes-
tens 80 Prozent des deutschen Bruttostromverbrauches decken zu können, stellt das gesam-
te Elektrizitätssystem vor enorme Herausforderungen. Vor dem Hintergrund einer begrenz-
ten Verfügbarkeit fossiler Energieträger sowie einer zukünftigen Internalisierung externer 
Umweltkosten der konventionellen Stromerzeugung, ist der energiepolitische Fokus auf 
eine regenerative Erzeugungsstruktur vor allem als Perspektive für eine nachhaltige Strom-
versorgung in Deutschland zu verstehen. Eine möglichst effiziente Umsetzung der bevor-
stehenden Energiewende sollte daher im Interesse aller Beteiligten liegen, um sowohl eine 
breite öffentliche Akzeptanz zu erreichen als auch die Aspekte Wirtschaftlichkeit, Versor-
gungssicherheit und Umweltverträglichkeit gleichermaßen zu berücksichtigen. 
Nach dem EEG erfolgt der Ausbau bzw. die Entwicklung der regenerativen Erzeugungs-
struktur in Deutschland bislang auf der Basis eines gesetzlichen Einspeisevergütungssys-
tems und somit weitestgehend marktunabhängig. Bei einem stark steigenden Anteil erneu-
erbarer Kraftwerkskapazitäten könnten allerdings erhebliche Marktverzerrungen infolge 
der einhergehenden Auswirkungen für den Großhandelsmarkt auftreten. In diesem Zu-
sammenhang steht die zentrale Fragestellung der vorliegenden Arbeit: Können sich erneu-
erbare Energien zukünftig auf den deutschen Strommärkten wettbewerblich finanzieren, 
um letztlich einen effizienten Leistungszubau zu erreichen, der wiederum den ambitionier-
ten Ausbauzielen der Bundesregierung gerecht wird? 
Die erneuerbare Stromerzeugung auf der Basis von Windenergie- und Photovoltaikanlagen 
unterscheidet sich angesichts zweier Aspekte wesentlich von der regelbaren Stromerzeu-
gung konventioneller fossiler Kraftwerke: Zum einen bedingt die meteorologische Abhän-
gigkeit vom jeweiligen Dargebot eine intermittierende Einspeisecharakteristik, zum ande-
ren verfügen fluktuierende Erzeugungstechnologien über vernachlässigbare kurzfristige 
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Grenzkosten. Beide Faktoren verursachen erschwerte Rahmenbedingungen für eine Voll-
kostendeckung der dargebotsabhängigen Stromgestehung im derzeitigen Marktdesign. So 
führen steigende Anteile fluktuierender Energien zu einer erheblichen Veränderung des 
marktpreisbestimmenden Lastverlaufs. Betreiber von Windenergie- und Photovoltaikanla-
gen werden angesichts zeitgleicher, dargebotsabhängiger Einspeisung zukünftig vorwie-
gend in den Zeitintervallen Erlöse erzielen können, in denen das hohe Stromangebot über 
eine niedrige Residuallast zu einem niedrigen Marktpreis führt. Der am Spotmarkt der 
Strombörse gebildete Marktpreis stellt in diesem Zusammenhang den Referenzpreis für 
elektrische Energie auf den deutschen Strommärkten. Die zugrunde liegende grenzkosten-
basierte Preisbildung am Day-Ahead-Markt unterliegt allerdings bei einem hohen fluktuie-
renden Stromangebot dem marktpreissenkenden Merit-Order-Effekt. Dieser führt insbe-
sondere in Stundenintervallen, in denen dargebotsabhängige Erzeugungsanlagen eine De-
ckung ihrer langfristigen Gestehungskosten erzielen müssen, zu einem geringen Erlöspo-
tenzial auf den Strommärkten. Anbieter fluktuierender Energien könnten daher – trotz 
wettbewerbsfähiger Gestehungskosten – angesichts sinkender Marktwertfaktoren durch 
den Merit-Order-Effekt voraussichtlich keine Vollkostendeckung mittels Spotmarkterlösen 
erzielen. So stellten u.a. die Arbeiten von Kopp et al. (2012), Winkler und Altmann (2012) 
sowie von Leprich und Hauser (2012) ebenfalls fest, dass im derzeitigen Marktdesign un-
ter der Annahme beständiger Strukturen vermutlich keine wettbewerbliche Finanzierung 
hoher Anteile erneuerbarer Energien gewährleistet werden kann. 
Im Rahmen der vorliegenden Arbeit wurde im Weiteren untersucht, inwiefern unterschied-
liche Gestaltungsoptionen für ein Marktsystem mit regenerativer Erzeugungsstruktur in der 
Lage sind, Anbietern erneuerbarer Energien eine Perspektive zur Refinanzierung ihrer 
Kraftwerksinvestition zu ermöglichen. Zur Eignungsbewertung eines Marktdesigns bezüg-
lich der Fähigkeit, eine wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien zu gewähr-
leisten, bedarf es in erster Linie gangbarer Kriterien. In diesem Zusammenhang bietet die 
vorliegende, qualitative Untersuchung potenzieller Instrumente und Mechanismen hin-
sichtlich einer langfristigen Planungssicherheit, einer Vollkostendeckung, zeit- und ortsbe-
zogener Investitionsanreize, grundlegender Verteilungs- und Wettbewerbswirkungen so-
wie der Komplexität des Marktsystems eine geeignete Möglichkeit. Die Auswahl der ge-
nannten Bewertungskriterien ist zudem in der Lage, eine generelle Umsetzbarkeit im Hin-
blick auf die weitere Entwicklung der deutschen Strommärkte zu beurteilen. Hierbei ist 
allerdings anzumerken, dass der qualitative Fokus bei Auswahl und Bewertung der Krite-
rien zu einer natürlichen Grenze der Bewertungsergebnisse führt. 
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Vor dem Hintergrund vielfältiger Einflussfaktoren für eine wettbewerbliche Finanzierung 
von Windenergie- und Photovoltaikanlagen, gestaltete sich eine geeignete Auswahl rele-
vanter Gestaltungsoptionen für ein Elektrizitätssystem mit hohen Anteilen erneuerbarer 
Energien sehr komplex. Ausschlaggebend für die Untersuchung der ausgewählten Instru-
mente und Mechanismen war ein grundsätzlich hoher Bezug zu einer wettbewerblichen 
Finanzierung erneuerbarer Energien. Demnach wurden im Rahmen der vorliegenden Ar-
beit die nachfolgend genannten Gestaltungsoptionen für ein zukünftiges Strommarktdesign 
anhand der zuvor beschriebenen Bewertungskriterien untersucht. Hierbei stellt eine verän-
derte Preissetzung am Spotmarkt der Strombörse eine Anpassung der aktuellen Marktre-
geln dar. Ein Zubau von Stromspeichern sowie die Einführung von Kapazitätsmechanis-
men bedingt eine Ergänzung derzeitiger Marktstrukturen. Auktionen für langfristige 
Stromlieferverträge setzen dagegen eine Neugestaltung des Marktsystems voraus. Die 
Auswahl geeigneter Gestaltungsoptionen führt ebenso wie die Verwendung qualitativer 
Bewertungskriterien zu einer Limitation der vorliegenden Untersuchung. So bedingt vor 
allem der Umfang der Arbeit eine begrenzte Anzahl untersuchter Marktansätze. Die vor-
liegende Auswahl potenzieller Marktsysteme repräsentiert jedoch sowohl für die deutschen 
Strommärkte aktuell relevante Gestaltungsoptionen als auch divergierende Ansätze, um ein 
möglichst breites Spektrum potenzieller Marktdesignveränderungen abzudecken. 
Wissenschaftliche Untersuchungen theoretisch möglicher Marktansätze für eine wettbe-
werbliche Finanzierung erneuerbarer Energien auf den deutschen Strommärkten sind bis-
lang bemerkenswert selten. Ein möglicher Grund hierfür könnte ein fehlender politischer 
Forschungsauftrag bzw. unklare politische Rahmenbedingungen sein. Winkler und Alt-
mann (2012) betrachten in ihrer Arbeit eine Vielfalt grundsätzlicher Gestaltungsoptionen 
für ein Elektrizitätssystem basierend auf einer regenerativen Erzeugungsstruktur. Kopp et 
al. (2012) beschäftigen sich u.a. ebenfalls mit der möglichen Umsetzung eines ergänzen-
den Kapazitätsmarktes für erneuerbare Energien in Deutschland. Die vorliegende Untersu-
chung knüpft demnach an bestehende wissenschaftliche Arbeiten an, stellt allerdings ange-
sichts einer eigenständigen Auswahl sowohl relevanter Bewertungskriterien als auch po-
tenzieller Marktinstrumente bzw. -mechanismen eine klare Erweiterung bisheriger For-
schungsergebnisse auf diesem Gebiet dar. Aufbauend auf den qualitativen Ergebnissen 
dieser Arbeit könnten im Rahmen weiterer Untersuchungen quantitative Analysen konkre-
ter Marktgestaltungen durchgeführt werden.  
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Die Einführung einer Pay-as-bid Preissetzung am Day-Ahead-Markt der Strombörse kann 
nach den qualitativen Erkenntnissen der vorliegenden Untersuchung insbesondere eine 
Vollkostendeckung der dargebotsabhängigen Stromgestehung vermutlich nicht gewährleis-
ten. So bedarf eine optimale Einsatzplanung fluktuierender Kraftwerke eines möglichst 
ununterbrochenen Betriebes. Pay-as-bid Auktionsverfahren führen allerdings durch die 
inhärente Gebotslegung der Marktteilnehmer dazu, dass dargebotsabhängige Erzeugungs-
anlagen nicht zwingend prioritär zur Lastdeckung eingesetzt werden. Ungeachtet eines 
vermutlich geringen Kostenaufwandes und Effizienzverlustes bei der praktischen Umset-
zung – angesichts eines relativ geringen Veränderungsgrades bestehender Marktstrukturen 
– ist eine derartige Gestaltungsoption demnach nicht zielführend. 
Ein wettbewerblicher Zubau an Stromspeichern führt in erster Linie zu positiven Effekten 
hinsichtlich einer effizienten Umsetzung der angestrebten Energiewende. So bedingt der 
zugrunde liegende Ansatz der Stromspeicherung eine weitgehend regelbare Stromerzeu-
gung innerhalb eines Versorgungsgebietes und somit eine, mit der eines konventionellen 
Marktsystems vergleichbare Charakteristik der Strommärkte. Hohe Anteile an Stromspei-
chern beeinflussen zudem die Möglichkeiten einer wettbewerblichen Finanzierung erneu-
erbarer Energien. So haben die einhergehenden Marktpreiseffekte steigender Speicherka-
pazitäten für die isolierte Betrachtung einer exklusiven Stromeinspeisung bei niedriger 
Residuallast theoretisch steigende Erlöse für fluktuierende Kraftwerke zur Folge. Jedoch 
besitzen die umfassenden Auswirkungen des Ein- und Ausspeicherns elektrischer Energie 
auf die Marktpreise hinsichtlich realer Einspeiseprofile vermutlich keine hinreichende Ge-
währleistung einer Vollkostendeckung dargebotsabhängiger Stromgestehung. Zudem führt 
ein sinkendes durchschnittliches Preisniveau an der Strombörse in der Regel zu verminder-
ten Erlösen für Betreiber regelbarer, erneuerbarer Kraftwerke. Stromspeicherkonzepte 
können demzufolge – unter der Voraussetzung einer wirtschaftlichen Umsetzbarkeit – ei-
nen effizienten Ausbau erneuerbarer Energien unterstützen, eine Refinanzierung hierfür 
benötigter Kraftwerksinvestitionen allerdings nicht alleinig gewährleisten. 
Die Einführung eines Kapazitätsmarktes für erneuerbare Energien soll eine Vollkostende-
ckung regenerativer Stromerzeugung in erster Linie mittels additiver Prämie für die Leis-
tungsbereitstellung absichern. Betreiber dargebotsabhängiger Kraftwerke sind in Anbe-
tracht hoher Fixkostenanteile theoretisch prädestiniert, durch hinreichend hohe Gebote am 
Kapazitätsmarkt eine Vollkostendeckung der Stromgestehung zu erzielen. Die Gewährleis-
tung einer wettbewerblichen Finanzierung erneuerbarer Erzeugungsanlagen im Rahmen 
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eines Kapazitätsmarktmodells ist jedoch im Wesentlichen von der spezifischen Gestaltung 
des Marktsystems abhängig. Vor dem Hintergrund mangelnder praktischer Erfahrungswer-
te, besteht vor allem in der Einführungsphase die Gefahr einer ineffizienten Preisfindung 
bzw. einer unsicheren Gebotslegung potenzieller Bieter. Demnach ist eine Umsetzung auf 
den deutschen Strommärkten – unter der Voraussetzung einer quantitativ belegten Eignung 
für eine Vollkostendeckung der erneuerbaren Stromgestehung – erst in einem fortgeschrit-
tenen Ausbaustadium der regenerativen Erzeugungsstruktur relevant. 
Technologiespezifische Auktionsverfahren für langfristige Stromlieferverträge stellen sehr 
wahrscheinlich eine Gestaltungsoption dar, die zukünftig angesichts fester Vergütungssät-
ze eine wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien ebenso wie einen hinreichen-
den regenerativen Kapazitätszubau gewährleisten kann. Die bestehenden Marktstrukturen 
der deutschen Strommärkte verlieren in diesem Fall zwangsläufig an Bedeutung. Einer 
marktorientierten Preisfindung bei der Versteigerung von Verträgen für die Erzeugung 
definierter Strommengen steht allerdings ein verbleibender regulatorischer Einfluss durch 
die Vorgabe von Bedarf und Erzeugungstechnologie gegenüber. Angesichts einer substan-
ziellen Veränderung des Strommarktdesigns sind sowohl die mit der Marktreform verbun-
denen, gesamtwirtschaftlichen Kosten vermutlich sehr hoch als auch die Wechselwirkun-
gen mit angeschlossenen (europäischen) Strommärkten nur schwer zu prognostizieren. 
Insbesondere die Bewertung der beiden aussichtsreichsten Gestaltungsoptionen eines Ka-
pazitätsmarktes sowie einer Versteigerung langfristiger Lieferverträge ist wesentlich von 
einer spezifischen Ausgestaltung der jeweiligen Marktansätze abhängig. Für aussagekräfti-
ge Bewertungsergebnisse hinsichtlich der Eignung, zukünftig eine wettbewerbliche Finan-
zierung erneuerbarer Energien zu gewährleisten, bedarf es demnach vor allem quantitativer 
Analysen konkreter Gestaltungsvarianten. Bislang mangelt es hierzu vor allem an wissen-
schaftlichen Arbeiten, die sich primär auf eine erneuerbare Erzeugungsstruktur beziehen. 
Die vorliegende Untersuchung einer qualitativen Beurteilung potenzieller Gestaltungsopti-
onen kann in diesem Zusammenhang einen Leitfaden darstellen, in welche Richtung zu-
künftig Forschungsarbeiten unternommen werden sollten. 
Um sich mit der Problematik einer wettbewerblichen Finanzierung erneuerbarer Energien 
auseinanderzusetzen, bedarf es eines unvoreingenommenen Diskussionsprozesses. Unter 
der Prämisse einer hohen gesamtwirtschaftlichen Effizienz, werden in einem Marktsystem 
mit hohen Anteilen erneuerbarer Erzeugungsanlagen zwingend marktinduzierte Investiti-
onsanreize in regenerative Kraftwerke benötigt. Für Deutschland bedeutet das, im Hinblick 
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auf die geographischen Voraussetzungen bzw. die politisch angestrebte Erzeugungsstruk-
tur, vor allem geeignete Rahmenbedingungen zu schaffen, um Windenergie- und Photovol-
taikanlagen eine Deckung ihrer langfristigen Gestehungskosten zu gewährleisten. Eine 
marktabhängige Vergütung erneuerbarer Energien vermeidet zudem einen ineffizienten 
Leistungszubau und somit unnötig hohe Systemkosten infolge notwendiger Maßnahmen 
zur Infrastrukturanpassung sowie zur Gewährleistung der Versorgungssicherheit. 
Das EEG bietet im Rahmen des Konzeptes einer Direktvermarktung eine erste Perspektive 
für die wettbewerbliche Finanzierung erneuerbarer Energien. Im Hinblick auf einen stei-
genden Anteil regenerativer Kraftwerke bedarf es allerdings zukünftig eines Marktsystems, 
das unabhängig von staatlichen Fördermaßnahmen ist. Langfristig beständige Strukturen 
sind hierzu essentiell für geeignete Signale zur Errichtung ausreichender Kapazitäten. In 
diesem Zusammenhang muss ein zukunftsfähiges Strommarktdesign die Faktoren einer 
hohen Kapitalintensität und einer Langlebigkeit des Investitionsgutes berücksichtigen, um 
hinreichende Investitionsanreize in die erneuerbare Erzeugungsstruktur bereitzustellen. 
Politik und Wissenschaft stehen daher gleichermaßen vor der Herausforderung, eine lang-
fristige Umgestaltung des Marktsystems möglichst kurzfristig auszuarbeiten, um für die 
angestrebte, weitgehend regenerative Erzeugungsstruktur geeignete Rahmenbedingungen 
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A) Stündliche Lastwerte in Deutschland für das Jahr 2011 
Um einen möglichst aktuellen und aussagekräftigen Anhaltspunkt für die minimale und 
maximale stündlich nachgefragte Strommenge eines Jahres in Deutschland zu erhalten, 
wurde die Auswertung der verfügbaren Daten auf das Kalenderjahr 2011 beschränkt. An-
hand der stündlichen Lastwerte eines gesamten Jahres, können neben tageszeitlichen auch 
saisonale und jahreszeitliche Schwankungen der Lastwerte berücksichtigt werden. Als Da-
tenquelle diente hierzu die elektronische ENTSO-E Datenbank des Verbandes der europäi-
schen Übertragungsnetzbetreiber. 
Der minimale stündliche Lastwert im Jahr 2011 wurde demnach am 13. Juni um 04:00 Uhr 
mit 32.394 MW gemessen. In diesem Zusammenhang wirken vor allem die milden Tempe-
raturen in Sommermonaten sowie der geringe Strombedarf in Nachtstunden dämpfend auf 
die Stromnachfrage. Der maximale Lastwert im Jahr 2011 wurde hingegen am 7. Dezem-
ber um 18:00 Uhr mit 76.431 MW gemessen. Charakteristische Einflussgrößen für Stark-
lastfälle in Deutschland sind in der Regel ein hoher Licht- und Wärmebedarf in kalten 
Abendstunden von Wintermonaten. In Tabelle 11 und Tabelle 12 bzw. in Tabelle 13 und 
Tabelle 14 sind die zugrunde liegenden stündlichen Lastwerte in Deutschland für Juni bzw. 
Dezember 2011 dargestellt. 
Die beiden jahreszeitlichen Extremwerte zeigen deutlich welche Schwankungen der 
Stromnachfrage moderne Elektrizitätssysteme koordinieren müssen. Der Unterschied zwi-
schen minimaler und maximaler Nachfrage bezifferte sich im Jahr 2011 auf insgesamt 
44.038 MW. Dementsprechend betrug der maximale Nachfragewert rund 236 Prozent des 
minimalen Nachfragewertes innerhalb eines Jahres. Diese starke absolute und relative 
Schwankung der nachgefragten Strommenge verdeutlicht die enorme Herausforderung für 
das Strommarktdesign, Erzeugung und Nachfrage optimal aufeinander abzustimmen. 





Tabelle 11 Stündliche Lastwerte in Deutschland für Juni 2011 in MW (1)  
Datum 01:00 02:00 03:00 04:00 05:00 06:00 07:00 08:00 09:00 10:00 11:00 12:00 
01.06.2011 46546 44326 43222 43274 44242 46984 54733 60862 63939 64543 65507 67095 
02.06.2011 44129 41782 40082 39741 39125 37299 37305 40178 43872 46376 48064 49681 
03.06.2011 39186 37164 36231 36492 37547 39624 45649 51228 55539 57687 58912 60400 
04.06.2011 42017 40010 38769 38281 38107 38066 40685 44753 49506 52889 54537 55876 
05.06.2011 38826 36721 35430 34810 34699 33950 34861 37621 41268 44391 46695 49479 
06.06.2011 40961 39267 38397 38622 39957 43218 52891 60416 64419 65740 67206 68399 
07.06.2011 46512 44597 43627 43713 44774 47327 55513 62034 65592 66929 68606 69987 
08.06.2011 47093 45231 44267 44251 44779 47674 56271 62460 65579 66597 67958 69241 
09.06.2011 47008 45312 44406 44888 45416 48028 55494 62340 65391 66601 68091 69360 
10.06.2011 46214 44261 43240 43197 44279 46927 54667 61134 64494 65537 67009 68109 
11.06.2011 45175 42908 41519 41260 40952 40454 42428 46400 50437 53356 55447 56337 
12.06.2011 37766 35337 34171 33720 33372 32532 33139 35428 38977 41870 44332 46866 
13.06.2011 36096 34192 32811 32394 32492 32473 33653 36024 39447 42644 45051 48075 
14.06.2011 39451 37839 36975 37264 38687 42564 52246 59739 63481 65319 67317 68460 
15.06.2011 46769 44513 43486 43718 44346 46894 54858 61238 64848 66154 67569 69341 
16.06.2011 47697 45641 44249 44486 45011 47289 55045 61444 65032 66318 68256 69708 
17.06.2011 46459 44612 43565 43936 44271 46405 53604 61473 64791 64771 65909 66887 
18.06.2011 45429 43475 42250 41304 41337 41162 43450 47415 51645 54768 56313 57599 
19.06.2011 38565 36100 34557 34537 34267 33353 34273 36790 40517 43852 47233 50303 
20.06.2011 39976 38334 37496 37832 39555 43004 51726 58962 63035 64015 65260 67106 
21.06.2011 45678 43704 42749 42965 43841 46356 54228 61055 64643 66045 67602 69190 
22.06.2011 46403 43998 42622 42924 43479 46250 54342 60791 64140 65223 66655 69317 
23.06.2011 44157 42122 40996 40689 40382 39946 41875 45669 48747 50964 53244 55446 
24.06.2011 39505 37727 36797 36464 37597 40093 46618 52325 57980 60006 61251 62813 
25.06.2011 43472 41261 39856 39414 39306 39352 41456 45145 49669 52964 54577 55842 
26.06.2011 38944 36563 35460 34943 34844 34557 35353 37506 40789 44010 46839 49483 
27.06.2011 40546 38868 37971 38140 39527 42761 52609 59968 63866 65311 66877 68320 
28.06.2011 45900 43828 42757 42648 43203 45682 53934 61007 64561 65934 67424 69102 
29.06.2011 46630 44781 43537 43641 44305 46395 54360 61020 64798 66536 68291 69794 
30.06.2011 46456 44362 43367 43318 44138 46588 54274 60786 64157 65504 66313 67676 













Tabelle 12 Stündliche Lastwerte in Deutschland für Juni 2011 in MW (2)  
Datum 13:00 14:00 15:00 16:00 17:00 18:00 19:00 20:00 21:00 22:00 23:00 24:00 
01.06.2011 66243 65310 63825 62591 60850 60370 60233 59506 56909 54975 53007 48147 
02.06.2011 49185 46973 45306 44581 44158 44633 45807 45966 45668 45403 46042 42569 
03.06.2011 60639 58487 57010 55886 54927 54962 54967 54026 51774 50601 49965 46024 
04.06.2011 55030 52911 51013 50058 49414 49654 50212 49658 47505 46367 46106 42733 
05.06.2011 48957 46895 45161 44895 45328 46761 48146 47794 47280 46889 47378 43846 
06.06.2011 68089 67622 67317 66421 64982 64411 63403 62629 59788 57374 54985 50129 
07.06.2011 69326 68598 67520 66314 64636 63736 63166 62187 59449 57452 55419 50541 
08.06.2011 68348 67886 66921 66139 64848 63990 62708 60061 57573 55264 52885 47590 
09.06.2011 68864 67794 66490 64632 63291 62784 62387 61606 59111 56777 55247 50213 
10.06.2011 67219 65886 63890 59729 61382 60753 59895 58758 56331 54416 53043 49071 
11.06.2011 55219 52703 50806 50060 49142 49431 50076 48943 46696 45366 44960 41740 
12.06.2011 45775 43466 41811 40963 40186 40734 42302 42291 41534 41303 41761 39275 
13.06.2011 48227 45655 44302 43798 43508 44740 46579 46602 45713 45429 45875 42678 
14.06.2011 68174 67565 66647 65081 63538 62959 62549 61521 58813 56899 55433 50700 
15.06.2011 68415 67738 66828 65489 63732 63505 63002 62024 59160 57331 55891 51497 
16.06.2011 69124 68596 67264 65938 64252 63825 63407 62755 59923 57545 55435 50508 
17.06.2011 66355 65272 64278 63003 61908 61657 61045 59881 57580 55734 53721 49399 
18.06.2011 56674 54259 52164 51325 50853 50616 50918 50137 47089 45152 45276 42402 
19.06.2011 50002 47915 46673 45690 45065 46620 47614 47401 45951 45606 46807 43460 
20.06.2011 66925 66076 64650 63398 61723 61583 61105 60338 57853 55725 54060 49455 
21.06.2011 68283 67662 66430 65126 63524 63150 62083 60816 58387 56355 54903 50302 
22.06.2011 68829 67845 66261 64843 63445 63172 62237 60507 57541 55048 53215 48890 
23.06.2011 55419 53738 53020 51271 51145 50323 49126 48705 47650 46535 46292 42977 
24.06.2011 62380 61407 59895 59097 58222 58109 57634 56512 53652 51612 50840 47088 
25.06.2011 55295 53493 51732 50374 50044 50890 51040 50231 47807 46646 45892 42695 
26.06.2011 48921 46975 45731 45060 44505 45471 46884 46864 46194 45591 47072 43663 
27.06.2011 68125 67185 66137 65187 63529 62719 62110 61150 58428 56503 55375 50426 
28.06.2011 68335 67611 66368 64777 63075 62131 61546 60761 58424 56522 55561 50907 
29.06.2011 68990 68617 67045 66031 64722 64243 63416 62078 59538 57485 55143 49737 
30.06.2011 66780 66190 65149 63967 62483 62492 61798 60520 57871 55805 54233 46600 













Tabelle 13 Stündliche Lastwerte in Deutschland für Dezember 2011 in MW (1)  
Datum 01:00 02:00 03:00 04:00 05:00 06:00 07:00 08:00 09:00 10:00 11:00 12:00 
01.12.2011 51402 48983 48015 48631 49698 53159 62015 68977 70442 70642 71615 72514 
02.12.2011 48859 46906 45985 45851 47716 51473 59699 67432 69065 68837 69648 70629 
03.12.2011 49631 47047 45832 45606 45868 45775 46346 50454 53915 56862 59064 60243 
04.12.2011 43988 41238 39867 39206 39643 39158 38419 40412 43373 47297 50476 53633 
05.12.2011 43694 42159 41523 42175 44417 48783 58182 66277 68612 68377 69500 70471 
06.12.2011 52110 49943 48782 49248 50170 53219 61548 69140 71088 70926 71904 73257 
07.12.2011 52628 50260 49158 48947 50177 53241 61399 68955 71620 72020 73359 73992 
08.12.2011 52234 50075 49161 49218 50509 53736 61501 68674 70487 70098 71066 71989 
09.12.2011 52001 49322 47762 48249 50031 52474 60050 69399 71822 70549 72068 72454 
10.12.2011 50505 48543 46686 46234 46336 45909 45976 49311 53075 55838 57685 58665 
11.12.2011 45621 43044 41739 41134 40885 39901 38595 40267 43569 46950 49840 52599 
12.12.2011 45488 43429 42638 42997 44359 48400 58258 66732 69088 69361 70759 72457 
13.12.2011 51429 49588 48581 48687 49965 53659 62152 70202 72246 72500 73294 74271 
14.12.2011 51142 49268 48304 48876 49868 53273 61763 69121 70460 70027 70616 72403 
15.12.2011 50776 48643 47976 47723 48873 52248 60360 68658 70824 70097 70866 72046 
16.12.2011 50766 47844 47035 47376 48931 52885 60818 68356 71413 71783 71668 72537 
17.12.2011 50803 48338 46783 46646 46699 46108 46478 50112 53959 56534 58222 59013 
18.12.2011 46281 43794 42540 41644 41290 40760 39949 41780 44461 48184 51437 54227 
19.12.2011 47045 45062 44405 44591 46375 50250 59279 67317 69799 69697 70343 70836 
20.12.2011 51756 49340 48099 47734 49043 51878 59407 67841 70065 69919 70774 71707 
21.12.2011 50195 48017 46310 46195 47349 50348 58252 66584 69188 69106 69544 69858 
22.12.2011 49032 46600 45392 45392 46285 48914 55681 63262 66006 66411 66857 67431 
23.12.2011 46079 43349 41977 41739 42742 44946 49991 57108 60894 62221 62783 63058 
24.12.2011 41777 39043 37613 37749 38110 38204 37700 40936 45355 48903 51036 52226 
25.12.2011 39814 37202 35823 35337 34883 34384 33564 35360 39102 43608 47151 49488 
26.12.2011 38899 36494 35428 35050 35161 35173 34107 35594 38629 42340 45125 47807 
27.12.2011 39228 36830 36229 36514 38036 40169 43159 48224 51969 54910 56703 58261 
28.12.2011 41508 38902 37935 38004 39195 40551 43456 48555 52737 54785 56804 58153 
29.12.2011 43001 40597 39478 39572 40365 41729 44310 49472 52824 54900 56802 57851 
30.12.2011 43588 40797 39802 39504 40184 41517 43322 47655 51189 53521 55097 56144 
31.12.2011 42231 39870 38301 37985 38015 37623 36765 39285 42896 46361 48392 50166 













Tabelle 14 Stündliche Lastwerte in Deutschland für Dezember 2011 in MW (2)  
Datum 13:00 14:00 15:00 16:00 17:00 18:00 19:00 20:00 21:00 22:00 23:00 24:00 
01.12.2011 71657 71179 70392 70111 71367 73345 72487 70941 67168 63607 59382 52846 
02.12.2011 69995 68959 68080 67786 69446 71903 70397 67632 63874 60788 58482 53708 
03.12.2011 59267 57570 56121 56107 58193 60897 60347 58550 54879 52624 51787 48054 
04.12.2011 53144 51509 50112 50086 52406 55530 56286 55187 53232 51686 51282 47296 
05.12.2011 70244 70337 69463 69480 70766 72827 72790 71101 67676 64256 60958 55445 
06.12.2011 73158 72631 72200 72628 73696 75069 73841 72188 68800 64967 61769 56332 
07.12.2011 73019 73167 73203 72835 74642 76431 75060 73270 69598 65116 61880 56362 
08.12.2011 71288 71067 70307 70385 73044 75446 74381 72431 68019 64037 61278 56226 
09.12.2011 71013 69565 68458 67819 69765 71757 70512 68408 64117 60565 58561 54404 
10.12.2011 57656 55799 54563 54594 57328 60798 60813 58683 55111 53090 52730 49172 
11.12.2011 51983 49842 48528 48160 50802 55008 56084 55179 53162 52058 52274 48611 
12.12.2011 71939 71198 70309 70415 71789 74282 73291 71404 67840 63944 60498 55003 
13.12.2011 73663 72606 72253 72004 73433 74672 73764 71568 68077 63483 60174 55462 
14.12.2011 71422 71280 70535 70371 71842 73316 72702 71343 66702 62401 59856 54786 
15.12.2011 71638 70939 70769 70543 72402 74101 73535 71669 67611 60455 59345 55465 
16.12.2011 71633 70167 68824 68547 70454 70931 69736 67034 62901 60531 58852 54531 
17.12.2011 58324 56660 55481 55731 58441 61411 61040 58632 55167 53259 52816 49394 
18.12.2011 53977 52207 51204 50979 53584 57175 57604 56805 54787 53645 53849 50214 
19.12.2011 70480 70168 69479 69489 70963 72896 72308 70616 67076 63420 61132 56007 
20.12.2011 71369 70413 69566 69429 70570 72460 71502 69446 66097 62668 59157 54562 
21.12.2011 69476 68858 68359 68217 69636 71414 70405 68651 65319 62329 59209 53510 
22.12.2011 67186 66195 65178 64997 66401 67874 67015 65343 62049 59061 56208 50654 
23.12.2011 62389 60591 59443 59259 61673 63858 62756 60218 55879 52726 51293 46503 
24.12.2011 51730 50831 48738 47602 49165 52134 50136 46665 44514 44549 45328 42824 
25.12.2011 47782 44589 43259 42787 44339 47378 48379 47902 46421 45775 45603 42416 
26.12.2011 47024 44784 43495 43287 44956 48088 48935 48232 46677 45935 46083 42964 
27.12.2011 58333 57281 56071 55856 57569 60121 60000 57786 54108 51807 50389 45147 
28.12.2011 57789 56650 55395 55113 57878 60738 60392 57642 53715 51679 50584 46992 
29.12.2011 57573 56597 55690 55505 57421 60358 60363 58160 53911 51950 50932 46940 
30.12.2011 56063 54289 53542 53517 55962 59381 59042 57397 53566 50755 49587 45802 
31.12.2011 50323 49418 48395 48507 51469 53941 53476 49722 45395 44005 44521 42476 















B) Hochrechnungsistwerte der Windenergieeinspeisung am 12. 
April 2011 
Zur Veranschaulichung der schwankenden Netzeinspeisung erneuerbarer Erzeugungsanla-
gen bietet sich beispielhaft die Charakteristik der Windenergieerzeugung an. In Deutsch-
land nimmt die Windenergie bereits heute eine wichtige Rolle unter den erneuerbaren 
Energien ein und ist gleichzeitig dominierende Technologie im Rahmen der geplanten 
Ausbaumaßnahmen regenerativer Erzeugungskapazitäten. Auf Basis der veröffentlichten 
Leistungswerte der 50Hertz Transmission GmbH können Aussagen bezüglich der Einspei-
secharakteristik von Windenergieanlagen getroffen werden. Die angegebenen Leistungs-
istwerte (¼-h-Leistungsmittelwerte) beziehen sich dabei auf Windenergie inklusive Di-
rektvermarktung und entstehen anhand einer Hochrechnung von Messwerten ausgewählter 
Windparks (vgl. 50Hertz Transmission GmbH 2012). 
Nach Analyse der Leistungswerte für das Jahr 2011 wurde derjenige Tag ermittelt, an wel-
chem die Schwankung zwischen maximalem und minimalem Einspeisewert innerhalb ei-
nes Tages am größten war. Demnach lag am 12. April 2011 der Unterschied zwischen mi-
nimaler Einspeisung (1.507 MW zwischen 00:15-00:30 Uhr) und maximaler Einspeisung 
(9.206 MW zwischen 17:15-17:30 Uhr) bei insgesamt 7.699 MW. Die Leistungswerte der 
Hochrechnung sind dabei jeweils für eine Viertelstunde in MW zu verstehen. 
Tabelle 15 beinhaltet die Hochrechnungsistwerte für die Windenergieeinspeisung in der 
Regelzone der 50Hertz Transmission GmbH für den 12. April 2011 und wurde der Ge-
samtjahresliste entnommen. Unter der nachfolgenden Internetadresse sind die Einspeise-


























00:00 00:15 1522 07:45 08:00 4802 15:30 15:45 8639 
00:15 00:30 1507 08:00 08:15 5022 15:45 16:00 8990 
00:30 00:45 1549 08:15 08:30 5189 16:00 16:15 8969 
00:45 01:00 1559 08:30 08:45 5794 16:15 16:30 8973 
01:00 01:15 1626 08:45 09:00 6026 16:30 16:45 9077 
01:15 01:30 1692 09:00 09:15 6319 16:45 17:00 9092 
01:30 01:45 1716 09:15 09:30 6678 17:00 17:15 9095 
01:45 02:00 1805 09:30 09:45 6960 17:15 17:30 9206 
02:00 02:15 1831 09:45 10:00 7133 17:30 17:45 9081 
02:15 02:30 1824 10:00 10:15 7040 17:45 18:00 9073 
02:30 02:45 1885 10:15 10:30 7054 18:45 19:00 8724 
02:45 03:00 2096 10:30 10:45 7200 19:00 19:15 8566 
03:00 03:15 2290 10:45 11:00 7146 19:15 19:30 8330 
03:15 03:30 2381 11:00 11:15 7226 19:30 19:45 8083 
03:30 03:45 2357 11:15 11:30 7359 19:45 20:00 7716 
03:45 04:00 2393 11:30 11:45 7376 20:00 20:15 7611 
04:00 04:15 2238 11:45 12:00 7718 20:15 20:30 7601 
04:15 04:30 2342 12:00 12:15 8008 20:30 20:45 7585 
04:30 04:45 2561 12:15 12:30 8201 20:45 21:00 7523 
04:45 05:00 2649 12:30 12:45 8160 21:00 21:15 7329 
05:00 05:15 2927 12:45 13:00 8429 21:15 21:30 7047 
05:15 05:30 3138 13:00 13:15 8408 21:30 21:45 7068 
05:30 05:45 3406 13:15 13:30 8252 21:45 22:00 7380 
05:45 06:00 3580 13:30 13:45 8176 22:00 22:15 7695 
06:00 06:15 3769 13:45 14:00 8284 22:15 22:30 7772 
06:15 06:30 4174 14:00 14:15 8257 22:30 22:45 7691 
06:30 06:45 4537 14:15 14:30 8177 22:45 23:00 7659 
06:45 07:00 4842 14:30 14:45 8235 23:00 23:15 7729 
07:00 07:15 4966 14:45 15:00 8437 23:15 23:30 7791 
07:15 07:30 4832 15:00 15:15 8542 23:30 23:45 7833 
07:30 07:45 4636 15:15 15:30 8662 23:45 00:00 7974 
Quelle: eigene Darstellung, Daten 50Hertz Transmission GmbH 
 
  
 
 
